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Am f = A f m, Interface entre les régions matricielle et fracturée contenue dans un
volume de prise de moyenne V∞, (m2).
b f f Vecteur de fermeture qui détermine ˜Pf en fonction de ∇{Pf } f , (m).
b f m Vecteur de fermeture qui détermine ˜Pf en fonction de ∇{Pm}m, (m).
bm f Vecteur de fermeture qui détermine ˜Pm en fonction de ∇{Pf } f , (m).
bmm Vecteur de fermeture qui détermine ˜Pm en fonction de ∇{Pm}m, (m).
CD rapport de conductivité locale .
c f Compressibilité totale de la région fracturée, (Pa−1) .
cm Compressibilité totale de la région matricielle, (Pa−1).
I Tenseur unité.
I f Indice d’intensité de fracturation.
K f Tenseur de perméabilité de la région fracturée à l’échelle locale, (m2).
Km Tenseur de perméabilité de la région matricielle à l’échelle locale, (m2).
K∗f f Tenseur de perméabilité macroscopique de la région fracturée, (m2).
K∗f m Tenseur de perméabilité macroscopique de couplage pour la région fracturée,
(m2).
K∗m f Tenseur de perméabilité macroscopique de couplage pour la région matri-
cielle, (m2).
K∗mm Tenseur de perméabilité macroscopique de la région matricielle, (m2).
L Longueur caractéristique à grande échelle, (m).
lc Longueur caractéristique des blocs matriciels, (m).
n f m =−nm f , Vecteur normal unitaire, dirigé de la région fracturée vers la région
matricielle.
n f e Vecteur normal unitaire, dirigé de la région fracturée vers la frontière externe
du volume de prise de moyenne volumique V∞.
nme Vecteur normal unitaire, dirigé de la région matricielle vers la frontière ex-
terne du volume de prise de moyenne volumique V∞.
Pf Pression locale dans la région fracturée, (Pa).
Pm Pression locale dans la région matricielle, (Pa).
{Pf } f Pression moyenne intrinsèque dans la région fracturée, (Pa).
{Pm}m Pression moyenne intrinsèque dans la région matricielle, (Pa).
P f Pression moyenne intrinsèque dans la région fracturée à l’échelle du bloc de
réservoir, (Pa).
Pm Pression moyenne intrinsèque dans la région matricielle à l’échelle du bloc
de réservoir, (Pa).
˜Pf Déviation de pression macroscopique associée à la région fracturée, (Pa).
˜Pm Déviation de pression macroscopique associée à la région matricielle, (Pa).
s f Variable de fermeture qui détermine ˜Pf en fonction de {Pm}m−{Pf } f .
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sm Variable de fermeture qui détermine ˜Pm en fonction de {Pf } f −{Pm}m.
t Temps, (s).
V∞ Volume de prise de moyenne à grande échelle, (m3) .
Vm Volume de la région matricielle dans V∞, (m3).
V f Volume de la région fracturée dans V∞, (m3) .
α Coefficient d’échange.
β facteur de forme utilisé pour le calcul du coefficient d’échange.
ε Ouverture moyenne des fractures, (m).
ηD Rapport de diffusivité locale.
τc Temps caractéristique associé à la procédure de fit, (s).
τ f Facteur de tortuosité d’un réseau de fracture.
φ f = V f /V∞ Fraction volumique de la région fracturée contenue dans le volume
de prise de moyenne.
φm = Vm/V∞ Fraction volumique de la région matricielle contenue dans le vo-
lume de prise de moyenne.
µ Viscosité dynamique du fluide, (Ns/m2).
Γ f e Frontière fracturée de l’interface externe du réservoir Ω, (m2).
Γ f m = Γm f Interface entre les régions matricielle et fracturée contenue dans Ω,
(m2).
Γme Frontière matricielle de l’interface externe du réservoir Ω, (m2).
Ω Réservoir considéré, (m3).
Ω f Région fracturée contenue dans Ω, (m3).
Ωm Région matricielle contenue dans Ω, (m3).
∆x Pas de discrétisation spatiale du maillage cartésien à l’échelle macrosco-
pique suivant ox, (m).
∆y Pas de discrétisation spatiale du maillage cartésien à l’échelle macrosco-
pique suivant oy, (m).
∆t Pas de discrétisation temporelle, (s).
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Introduction
Le 21ème siècle sera marqué par la raréfaction des hydrocarbures (pétrole et gaz) qui four-
nissent actuellement environ 62% de la consommation mondiale d’énergie. D’autre part, la
consommation journalière mondiale de pétrole va passer de 72 millions de barils/jour en 2001 à
112 millions de b/j en 2020 (Agence Internationale de l’Energie), soit une augmentation de 55%
en vingt ans. Pour répondre à la demande mondiale d’énergie, de gros efforts sont à envisager
sur les axes suivants :
• Extraction d’hydrocarbures par forage offshore très profond (entre 1500 à 3000 mètres),
• Amélioration du taux de récupération des hydrocarbures contenu dans un gisement sa-
chant que le taux actuel, dans les meilleures conditions, est de l’ordre de 30%,
• Amélioration du procédé d’extraction des hydrocarbures non-conventionnel,
• Exploration des nouveaux gisements,
• Utilisation des énergies de substitution (nucléaire, renouvelables, etc...).
Actuellement, les compagnies pétrolières augmentent leurs efforts pour explorer des nou-
veaux gisements et pour améliorer le taux de récupération des hydrocarbures conventionnels.
Atteindre ces objectifs passe par trois phases.
Une première phase de prospection est indispensable. Elle consiste à tirer des informations
à partir des analyses géologiques combinées à des données sismiques (2D, 3D). Si les résultats
sont encourageants, un ou plusieurs forages d’explorations sont nécessaires pour confirmer ou
non la présence d’hydrocarbure. Les données pétrophysiques (porosité, saturation, perméabilité,
etc...) du gisement seront mesurées au cours du forage (sonde de Logging) et sur des déblais cut-
ting au laboratoire. Un modèle géologique de départ, appelé aussi modèle géostatistique voire
modèle fin, sera construit tout en respectant au mieux les particularités de la géométrie réelle
du réservoir, tels que les chenaux et les failles détectées par la sismique et par l’analyse géolo-
gique (affleurement, lithologie, etc ...) comme illustré sur la figure (FIG. 1). Ce graphe cumule
trois idées : 1. Construction d’un modèle géologique du réservoir en analysant des données sis-
miques, d’affleurement, de Logging, etc... - 2. Géneration du réseau fracturé le plus fidèle aux
analyses des sections venant des affleurements et identification de la perméabilité de la matrice
par des mesures effectuées sur des échantillon à l’échelle locale - 3. Changement d’échelle des
paramètres pétrophysiques en deux étapes, allant de l’échelle locale à l’échelle du bloc de ré-
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FIG. 1 – Représentation schématique et photographies de milieux géologiques fracturés illus-
trant les changements d’échelles : 1.Construction du modèle géologique du réservoir (don-
nées sismiques, affleurements, Logging, etc) - 2.Génération du réseau fracturé - 3.Changement
d’échelle des paramètres pétrophysiques en deux étapes (échelle locale -> unité géologique ->
bloc de réservoir).
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servoir en passant par l’échelle (intermédiaire) des unités géologiques. La taille de la maille
du modèle géologique varie entre 5 mètres et 100 mètres. Le modèle fin ainsi construit sera
composé de quelques millions de mailles, à chacune desquelles sont associés des paramètres
pétrophysiques. Cette distribution des paramètres pétrophysiques est obtenue grâce à des tech-
niques poussées de la géostatistique utilisant les mesures ponctuelles obtenues in situ pendant
le forage ainsi qu’au laboratoire.
Une deuxième phase d’évaluation des réserves est indispensable pour répondre à la faisabi-
lité du développement. Par définition, les réserves sont les quantités d’hydrocarbures que l’on
espère extraire des gisements et exploiter de manière rentable dans un avenir proche. Les ré-
serves d’un gisement pétrolier ne sont connues avec exactitude que lorsque la production est
définitivement arrêtée. Auparavant, les experts peuvent fournir des fourchettes d’estimations,
à partir des études géologiques, géophysiques qui ont permis la construction du modèle géolo-
gique, et des études de réservoir basées sur des simulations numériques effectuées sur le modèle
réservoir (ou grossier). Celui-ci est caractérisé par des mailles dont la taille varie entre 100 et
300 mètres. Les caractéristiques pétrophysiques à l’échelle du modèle réservoir sont obtenues
à partir de celles à l’échelle du modèle géologique (ou fin) par des méthodes d’homogénéisa-
tion ou de changement d’échelles (FIG. 1). La simulation numérique sur le modèle géologique
comportant plusieurs millions de mailles est envisageable au moyen de simulations parallèles
par exemple. Par contre, la durée de la simulation reste trop grande. Pour réduire le coût de si-
mulations en temps de calcul, les ingénieurs de réservoir procèdent par une mise à l’échelle du
modèle géologique au modèle réservoir sur lequel des simulations numériques d’écoulements
seront faites.
Une troisième phase de production, de développement et d’optimisation sera envisageable
dans le cadre d’un projet rentable. Dans cette phase, les forages de production/injection seront
réalisés. Tout au long de la production, des données géologiques, géophysiques, et de production
seront mesurées et utilisées par les ingénieurs réservoir pour mettre à jour le modèle géostatis-
tique et le modèle réservoir ainsi que les paramètres pétrophysiques (perméabilité, porosité,
saturation, etc...).
Pour récapituler, l’amélioration du taux de récupération d’hydrocarbures nécessite une op-
timisation des approches de :
• Construction du modèle géologique, modèle réservoir et leur mise à jour au cours de la
production,
• Identification des paramètres pétrophysiques à différentes échelles par le biais des mé-
thodes de changement d’échelle ou bien d’homogénéisation et leur mise à jour au cours
de la production,
• Simulation des écoulements qui dépendent de l’échelle d’observation et qui implique un
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modèle d’écoulement approprié.
Dans cet objectif, cette thèse a été faite pour mettre au point de nouvelles méthodes de chan-
gement d’échelle dites Upscaling qui optimisent l’identification des paramètres pétrophysiques
à différentes échelles d’observation, et aussi d’écrire les modèles d’écoulements monophasiques
correspondants à ces échelles.
Contenu du mémoire
Cette thèse s’inscrit dans le cadre de la modélisation des écoulements dans les réservoirs
fracturés hétérogènes à diverses échelles d’observation. Notre but est d’homogénéiser les équa-
tions de bilan à différentes échelles, en partant des équations de Darcy à l’échelle locale. La
maille à l’échelle locale correspond à l’ouverture de la fracture qui est de l’ordre millimétrique
voire centimétrique. Plusieurs questions se posent : Quels types d’équations de bilan à grande
échelle pouvons nous utiliser ? Est-ce que ça sera un modèle à simple porosité (1φ/1K) ou bien
un modèle à double porosité (2φ/2K) ou autres ?
Les mesures des paramètres pétrophysiques obtenus lors du forage ou au laboratoire sont
ponctuelles et relatives à la maille locale. Qu’on procède la simulation d’écoulement à partir
de l’échelle géologique ou bien à partir de l’échelle réservoir, une identification des paramètres
pétrophysiques au niveau de l’échelle géologique ou bien de l’échelle réservoir nécessite une
mise à l’échelle des données mesurées à l’échelle locale. Deux difficultés sont à signaler. La
première difficulté réside dans la construction du réseau de fractures le plus réaliste possible.
La deuxième difficulté est due à la discontinuité des propriétés hydrauliques entre les fractures
et la matrice poreuse qui provoque de fortes localisations des écoulements et nécessite des tech-
niques spécifiques de mise à l’échelle.
Les travaux de cette thèse mettront l’accent sur ces différents problèmes cités ci-dessus. Le
contenu du mémoire est organisé en quatre chapitres.
Le chapitre 1 présente l’aspect multi-échelle : échelle locale (ou physique), échelle géolo-
gique (ou géostatistique), échelle réservoir (ou mégascopique), échelle gigascopique. Au cours
de ce chapitre, un état de l’art des différents modèles d’écoulements de type simple-milieu (ou
simple-porosité), double-milieu (ou double-porosité) sera présenté en tenant compte de l’im-
pact de la longueur de corrélation entre matrice et fracture sur les différents temps de relaxa-
tion. Nous décrivons les différentes stratégies de changement d’échelle où la taille de la maille
à l’échelle d’observation constitue un critère élémentaire pour le choix du modèle d’écoule-
ment. Plus particulièrement, nous développons un modèle double-milieu à l’échelle réservoir
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en moyennant le comportement du modèle double-milieu à l’échelle géostatistique.
Le chapitre 2 est consacré aux paramètres pétrophysiques qui découlent des différents mo-
dèles d’écoulements présentés au chapitre 1. Plus particulièrement, nous nous intéressons à la
perméabilité absolue K et au coefficient d’échange de masse fracture/matrice noté α. Pour cha-
cun de ces paramètres pétrophysiques, nous exposons les procédés de calcul classique. Ensuite,
nous développons plusieurs procédés qui permettent d’identifier K et α pour différents mo-
dèles d’écoulement et à différentes échelles d’observation. Ces procédés de calcul de K et α
dépendent aussi des conditions limites appliquées aux bords du domaine d’étude. Ces différents
résultats, obtenus par le biais des différentes méthodes, nous amènent à une discussion ouverte
concernant les limites de validité de chacune de ces méthodes. Nous signalons qu’au cours de
ce chapitre, nous présentons une nouvelle méthode de calcul du tenseur complet de perméabilité
qui a fait l’objet d’un brevet d’invention. Cette méthode permet d’identifier toutes les compo-
santes d’un tenseur de perméabilité absolue avec un perméamètre standard. Cette invention a
un double intérêt. Elle constitue une nouvelle méthode de changement d’échelle qui optimise le
calcul du tenseur complet de perméabilité absolue. En outre, cette méthode permettra aussi de
mesurer, au laboratoire, le tenseur complet de perméabilité d’un échantillon de roche.
Le chapitre 3 est consacré à des expériences numériques. Les outils présentés au chapitre
2 de cette thèse seront utilisés pour répondre à différentes stratégies de changement d’échelle.
Décrire l’écoulement à la taille du réservoir nécessite une mise à l’échelle des paramètres me-
surés à l’échelle physique (ou locale) vers l’échelle géologique (ou géostatistique) ou bien vers
l’échelle réservoir. Deux stratégies sont possibles. La première consiste à procéder par un chan-
gement d’échelle direct de l’échelle locale à l’échelle réservoir. La deuxième consiste à pro-
céder par un changement d’échelle en deux étapes : nous calculons les propriétés équivalentes
à l’échelle géostatistique et ensuite nous moyennons le comportement des mailles géostatis-
tiques à l’échelle réservoir. Cette approche ”séquentielle” du changement d’échelle constitue
un des apports essentiels de la thèse. Au cours de ce chapitre, nous validons les procédés de
changement d’échelle et nous raccordons entre les différentes techniques. Ceci nous offre des
informations importantes sur la taille du Volume Elémentaire Représentatif (VER), lié à la no-
tion de percolation.
Le chapitre 4 est consacré à l’étude des aspects de percolation du réseau fracturé et à la
présentation d’une méthodologie qui prédit la taille du volume élémentaire représentatif (VER).
Nous débutons ce chapitre par un état de l’art sur la fracturation des roches et son impact sur les
problèmes actuels (environnement, énergie,...) suivi d’un état de l’art sur la percolation. Ensuite,
nous présentons deux méthodes développées au cours de cette thèse pour identifier l’amas in-
fini, les ”dead-end” et les amas isolé. La première méthode nécessite une connaissance de l’état
de connexion des fractures alors que la deuxième méthode est innovante car elle détecte l’état
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du réseau fracturé sans avoir des informations au préalable. Nous étudierons l’impact de la per-
colation sur le calcul de la perméabilité absolue qui nous offre une information importante pour
la phase de prédiction du VER. La deuxième partie de ce chapitre s’intéresse à la problématique
du VER. Nous présentons une méthode pour prédire et confirmer le choix d’un VER optimal
pour un réservoir fracturé.
Chapitre 1
Aspects multi-échelles et Modèles
d’écoulement
Ce chapitre spécifie le cadre dans lequel s’inscrit cette thèse. Nous nous intéressons à la
problématique de modélisation des écoulements monophasiques dans les milieux fracturés à
diverses échelles. Dans un premier temps, nous présentons le paysage des milieux fracturés et
les différentes échelles d’observation. En deuxième phase, nous posons le problème de chan-
gement d’échelle entre ces différentes échelles d’observation qui nécessitent différentes straté-
gies. Un état de l’art sur les différents modèles d’écoulements (simple-milieu, double-milieu)
sera présenté tout en traçant le cadre de validité de ces modèles. Nous développons un modèle
double-milieu à l’échelle réservoir en moyennant le comportement du modèle double-milieu
classique à l’échelle géologique. Nous concluons ce chapitre par les principaux objectifs de ce
travail.
1.1 Reservoir fracturé
Le gisement fait l’objet de nombreuses études de caractérisation qui se traduisent par la
génération de cartes de réservoir à très hautes résolutions [33, 108, 66] basées sur des données
sismiques et des analyses géologiques. Un gisement est constitué d’une (ou plusieurs) roche(s)
réservoir(s) contenant des hydrocarbures à l’état monophasique (huile ou gaz) ou diphasique
(huile et gaz), de l’eau, et pouvant être en communication avec une formation aquifère parfois
très étendue, le tout surmonté d’une roche couverture étanche faisant piège [42]. Les différents
types de pièges, illustrés sur la figure (FIG. 1.1), sont : anticlinal, structural par faille, dome de
sel, sédimentaire. Le piège nécessite trois éléments :
• Une roche-réservoir qui accumule le pétrole et le gaz - le plus souvent du grès, du calcaire
et de la dolomie ;
• Une couverture de roche imperméable qui empêche le pétrole et le gaz de s’échapper ;
• Une source de pétrole et de gaz, typiquement de l’argile litée.
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FIG. 1.1 – Différentes types de pièges : anticlinal, structural par faille, dôme de sel, sédimen-
taire.
Comme tout gisement, un réservoir fissuré (ou milieu fracturé) est né d’un bassin sédi-
mentaire. Celui-ci à ensuite subit divers événements géologiques. Le processus de fissuration
provient de contraintes de cisaillement, d’extension et de compression (FIG. 1.2). Les fissures
peuvent être d’origine structurales ou tectoniques suivant le passé géologique du terrain [110].
On assimile généralement un réservoir fracturé à un milieu poreux composé de deux régions.
La première est formée d’un ensemble de blocs matriciels. Ces blocs sont séparés par un réseau
interconnecté de fractures. On emploie les mots “fissures” ou “fractures” pour désigner indif-
féremment des ruptures de faibles dimensions alors que les “failles” désignent en revanche des
fractures à grandes échelles [7, 120]. Les fractures sont caractérisées par différents paramètres
tels que l’ouverture, la longueur, l’orientation et la densité de fracturation [82]. La sismique
détecte l’emplacement des grandes failles sans avoir des données sur le réseau de fractures de
tailles moyennes voire modérées connectées ou non aux failles. Ce manque d’information né-
cessite le recours à des hypothèses fondamentales sur la distribution géométrique des fractures.
En 2D, les fractures sont modélisées par des segments de droites [81] dont la taille suit une loi
lognormale [82, 34] ou bien une loi puissance [46, 101]. La distribution des orientations des
fractures est contrainte par les directions préférentielles répérées sur les affleurements ou bien
à partir d’images de puits. La densité de fracturation et son impact sur les paramètres pétrophy-
siques ainsi que la notion de percolation seront détaillés au chapitre 4.
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Compression Extension Cisaillement
FIG. 1.2 – Différents types de contraintes : compression, extension et cisaillement.
Les réservoirs fracturés sont classés suivant différents critères dont nous citons deux exemples.
Saidi [121] classe les réservoirs en trois catégories : les réservoirs très fracturés, modérément
fracturés et faiblement fracturés, dont les perméabilités de fissures sont respectivement supé-
rieures à 1 000 Darcy, comprises entre 50 et 1 000, et comprises entre 10 et 50 Darcy. Par contre,
un ingénieur gisement classe ces mêmes réservoirs fracturés suivant l’indice d’intensité de frac-
turation I f [110]. Une estimation a priori de cet indice peut être obtenue à partir du rapport de
conductivité locale. La fraction volumique de la région matricielle φm étant généralement très
proche de 1, nous pouvons donc en première approche évaluer I f par,
I f =
φ f K f
Km
(1.1)
où, φ f désigne la fraction volumique de la région fracturée, K f la perméabilité des fractures
à l’échelle locale et Km la perméabilité de la matrice à l’échelle locale. Suivant sa valeur, on
classe un réservoir fracturé dans l’une des trois catégories suivantes :
• on parle de réservoir ayant une faible intensité de fracturation lorsque l’intensité est de
l’ordre de quelques unités,
• les réservoirs moyennement fracturés sont caractérisés par une intensité de l’ordre de
quelques dizaines,
• on associe aux réservoirs fortement fracturés une intensité de l’ordre de quelques milliers.
Ceci justifie l’intérêt d’avoir, d’une part, des cartes de réservoirs fracturés à haute résolution
fidèles au milieu, et, d’autre part, des simulateurs d’écoulements [131, 60] qui tiennent compte
des diverses hétérogénéités (géométriques et hydrodynamiques) pour optimiser la productivité.
Dans le contexte IFP, le logiciel FRACA [33] permet, à l’aide d’outils de simulation statistique,
de modéliser des réseaux de fractures de diverses natures au sein d’un réservoir pétrolier (FIG.
1.3). Le simulateur de réservoir ATHOS possède de nombreuses fonctionnalités permettant de
prendre en compte, souvent par des approches doubles-milieux, les aspects fracturés, et même
faillés [62].
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FIG. 1.3 – Modèles de réservoir fracturé générés par le logiciel FRACA.
1.2 Différentes échelles d’observation
Nous définissons l’échelle d’observation par une échelle de taille bien définie pour laquelle
nous nous intéressons à l’étude de l’hétérogénéité et à son impact sur les paramètres pétrophy-
siques et sur l’écoulement. Sur un profil sismique, nous parlons d’échelle d’observation nom-
mée gigascopique [120]. Cette échelle est représentative d’une description que l’on pourrait
faire d’un paysage souterrain constitué d’un ensemble de plusieurs réservoirs. Dans la litté-
rature scientifique, on parle d’échelle mégascopique pour faire référence à des hétérogénéités
d’ordre kilométrique qui représentent la taille d’un réservoir. La maille (numérique) à l’échelle
réservoir est de l’ordre de 100-300 mètres. Le géologue établit une échelle d’observation géo-
logique dont la taille de maille est de l’ordre de 5-100 mètres. Nous désignons par échelle
physique ou bien échelle locale, l’échelle qui correspond à l’ouverture des fractures. La taille
de maille numérique à l’échelle locale est millimétrique voire centimétrique. Ces différentes
échelles d’observations sont illustrées sur la figure (FIG. 1.4). Pour la suite , nous utilisons :
• la nomination d’échelle locale pour représenter l’échelle physique,
• la nomination d’échelle unité pour représenter la maille géologique,
• la nomination d’échelle bloc pour représenter la maille réservoir.
Nous savons que le géologue établit un modèle géologique dont la taille de la maille est
contrainte par la stratification et l’hétérogénéité du milieu alors que la maille réservoir, qui
est variable, sera choisie par l’ingénieur réservoir. D’où l’utilité de cette dénomination puisque
nous cherchons à optimiser la taille de la maille unité et de la maille bloc en partant des données
à l’échelle locale pour répondre à la fonction objective qui est la production.
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FIG. 1.4 – Aspects multi-échelles. Nous illustrons de droite à gauche : le modèle géologique du
réservoir indiquant les failles sismiques (Sub-seismic faults), une maille réservoir numérique,
le maillage géologique correspondant à cette maille réservoir, et l’échelle locale d’une maille
géologique.
1.3 Différentes stratégies de changement d’échelle et identifi-
cation du modèle d’écoulement à l’échelle d’observation
Ce problème de changement d’échelle a fait le sujet de plusieurs études dont celle de Sahimi
[120] et d’autres auteurs [99, 104, 96, 97]. Dans le contexte de cette étude, l’objectif est de
renseigner les propriétés de transport à l’échelle macroscopique correspondant en pratique à la
taille d’un bloc de maillage numérique.
Commencant par définir la notion d’homogénéité et celle d’hétérogénéité. Un milieu est dit
homogène, par rapport à un processus donné et une échelle d’observation donnée, quand les
coefficients de transferts effectifs dans les équations de transferts moyennées sur l’échelle d’ob-
servation sont indépendants de la position. Si le milieu n’est pas homogène : il est hétérogène.
Les milieux fracturés suivent cette définition d’homogénéité. D’où la nécessité de préciser la
longueur caractéristique de l’échelle d’observation et les équations correspondantes pour mieux
décrire l’écoulement à cette échelle.
Notre défi se focalise sur l’homogénéisation [71, 51, 124] de l’écoulement à l’échelle du bloc de
réservoir en partant de l’échelle locale (FIG.1.5). Plusieurs questions se posent : Quelles types
d’équations de bilan à grande échelle pouvons nous avoir ? Est ce que l’on pourra utiliser un
modèle à simple porosité (1φ/1K) ou bien un modèle à double porosité (2φ/2K), ou autres ?
Le but de cette partie est de présenter les différentes stratégies de changement d’échelle tout en
exposant les différents modèles d’écoulements à différentes échelles d’observations. Pour celà,
on va distinguer deux sous-parties et différents cas dans chacune de ces sous-parties.
28 CHANGEMENT D’ÉCHELLE POUR DES MILIEUX FRACTURÉS HÉTÉROGÈNES
lh
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FIG. 1.5 – Échelles et longueurs caractéristiques : locale (lm, l f ), homogénéisation (lh), bloc de
réservoir (lb)
1.3.1 Changement d’échelle direct de l’échelle locale à l’échelle du bloc
de réservoir
A l’échelle locale, nous distinguons deux longueurs caractéristiques : lf pour les fractures et
lm pour la matrice. A ces échelles là, le modèle d’écoulement est du type Darcy.
c f
∂
∂t Pf = ∇.
1
µ
K f .∇Pf dans Vf (1.2)
n f m.K f .∇Pf = n f m.Km.∇Pm sur Amf (1.3)
Pf = Pm sur Afm (1.4)
cm
∂
∂t Pm = ∇.
1
µ
Km.∇Pm dans Vm (1.5)
où, Pf et Pm représentent les pressions à l’échelle locale, µ la viscosité dynamique du fluide, Kf
et Km les perméabilités à l’échelle locale et c f et cm les compressibilités totales. Ces dernières
tiennent compte des compressibilités du fluide ainsi que des régions fracturées et matricielles.
Le bloc de réservoir a pour taille lb. Nous définissons une échelle d’homogénéisation intermé-
diaire entre l’échelle locale et l’échelle du bloc de réservoir dont la longueur caractéristique lh
(FIG.1.5) est contrainte par l’inégalité suivante :
lm , l f < lh (1.6)
Cette borne inférieure pour lh est une condition nécessaire pour homogénéiser l’écoulement
à cette échelle mais non suffisante. Celà veut dire qu’on ne peut pas étaler indéfiniment cette
longueur caractéristique d’homogénéisation nommée lh. La borne supérieure pour lh dépend
du modèle d’équation adopté à cette échelle, des caractéristiques géométriques et physiques du
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milieu en question. Nous posons la question suivante : Est ce que nous pouvons faire tendre la
longueur caractéristique d’homogénéisation lh vers la longueur du bloc de réservoir lb (FIG.1.5)
tout en respectant les lois du modèle d’écoulement choisi ? Nous discutons deux cas qui dé-
pendent du modèle d’écoulement adopté à l’échelle d’homogénéisation lh. Ces deux cas corres-
pondent au modèle à simple porosité (1φ/1K) et au modèle à double porosité (2φ/2K).
1.3.1.1 Cas 1 : Simple porosité ou bien simple milieu (1φ/1K)
Chaque espèce (matrice ou fracture) est homogène par rapport à son échelle locale de lon-
gueur caractéristique lf pour les fractures et lm pour la matrice. Le milieu entier est hétérogène
par rapport à ces échelles locales lf et lm mais homogène par rapport à une longueur d’homogé-
néisation lh. On suppose que les équations de transferts moyénnées à cette échelle d’homogé-










Ces coefficients qui apparaissent dans ces équations moyennées sont obtenus en résolvant des
problèmes de fermeture classique. On peut citer en référence le travail de Quintard et Whitaker
[102] qui ont étudié ce type de problème pour un écoulement incompressible. A l’échelle locale,
le temps de relaxation de la pression dans les blocs matriciels et dans les fractures est donné par








( f racture) (1.10)
Par contre, le temps de relaxation de la pression dans le bloc homogénéisé de taille lh est donné





La perméabilité équivalente K∗ est comprise entre la perméabilité des fractures et la perméabi-
lité de la matrice (Eq. 1.12) qui implique la série d’ equations (Eq. 1.13,1.14,1.15).
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En tenant compte de tous ces critères, l’échelle d’homogénéisation lh peut tendre vers l’échelle
du bloc de réservoirs lb si les équations (Eq. 1.6, Eq. 1.15) sont toujours satisfaites. Si la borne
supérieure pour la longueur d’homogénéisation lh qui figure dans l’équation (Eq. 1.15) n’est pas
satisfaite, un modèle à simple porosité (1φ/1K) adopté à cette échelle est caractérisé par une
perte d’information due aux différents temps de relaxations des éléments constituants le milieu.
Dans de telles conditions, il sera préférable d’adopter un modèle double milieu (2φ/2K), à
l’échelle du bloc de réservoir, qui respecte mieux les différents temps de relaxation.
1.3.1.2 Cas 2 : Double porosité ou bien double milieu (2φ/2K)
Pour tenir compte partiellement des différents temps de relaxations dans la matrice, dans
les fractures et l’évolution de l’échange matrice-fracture, on peut adopter un modèle à double-
porosité (2φ/2K) à l’échelle d’homogénéisation. Ce modèle a été introduit par Barrenblatt et
Zeltov en 1960 [15], puis développé par Warren et Root en 1963 [132]. Ce modèle contient
l’essentiel de la physique du problème, à savoir le fluide contenu dans les régions matricielles
et transporté aux puits via le réseau fracturé percolant, et l’échange matrice-fracture. Les équa-
tions quasi-stationnaire du modèle double porosité, à l’échelle d’homogénéisation, développé
récemment par Quintard et Whitaker [105] prennent la forme suivante :






K∗f f .∇{Pf } f )
−α
µ







K∗m f .∇{Pf } f )
−α
µ
({Pm}m−{Pf } f ) (1.17)
Ce modèle s’exprime uniquement en termes de pressions moyennes. Il est paramétré par les
coefficients K∗mm, K∗m f , K∗f f , K∗f m, α que l’on apppelle paramètres macroscopiques à l’échelle
d’homogénéisation. Identifions ces paramètres :
• K∗f f est un tenseur qui représente la perméabilité globale de la région fracturée.
• K∗mm est un tenseur qui caractérise la perméabilité globale de la région matricielle.
• K∗m f et K∗m f sont des tenseurs croisés qui mesurent l’effet sur une région de l’écoulement
moyen dans l’autre.
• α est un paramètre sans dimension qui quantifie l’effet de la géométrie des blocs sur
l’échange de fluide entre régions fracturées et matricielles.
Ce genre de formulation du modèle double milieu est contraint par des critères sur les différentes
longueurs d’échelles et sur les propriétés géométriques et physiques du milieu et dont nous
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où, Lp représente la longueur caractéristique de l’échelle où nous homogénéisons les champs
de pressions {Pm}m et {Pm}m et Lφ représente la longueur caractéristique de l’échelle où nous
homogénéisons les fractions volumique φm et φ f . Cette échelle d’homogénéisation de longueur
caractéristique lh peut tendre vers l’échelle du bloc de réservoir de taille lb une fois les critères
(Eq. 1.18 , Eq. 1.19) vérifiés. D’autres critères à signaler, et qui sont liés aux différents temps
de relaxation dans la région matricielle et la région fracturée :
l2f ≪
V∞lb
φ f A f m (1.20)
c f l2f
K f
≪ c f l
2
b
K f f ,
cml2b
Kmm
( f racture) (1.21)
cml2m
Km
≪ c f l
2
b




A noter que les critères de validité du modèle double milieu (2φ/2K) sont moins strics que ceux
du modèle simple milieu (1φ/1K). Par conséquent, la taille de la maille homogénéisable en cas
d’un modèle double milieu sera plus grande que celle en cas d’un modèle simple milieu. Ceci
intéresse les ingénieurs ”réservoir” qui augmentent la taille de la maille réservoir numérique
pour réduire le coût en temps de calcul. En pratique, un rapport de la perméabilité obtenu par
les tests de puits (Well test) et de la perméabilité de la carotte mesuré au laboratoire plus grand
que 5 indique que le réservoir étudié est fracturé et réclame l’adoption d’un modèle double
milieu.
1.3.2 Changement d’échelle en deux étapes de l’échelle locale à l’échelle
du bloc de réservoir
Avant de présenter ce mode de changement d’échelle en deux étapes, il est important de
préciser les arguments qui justifient ce mode de passage en deux étapes. Le passage direct
nécessite un maillage fin de dimension dx ,(FIG.3.2) tel que :
dx≪ lm , l f (1.23)
Cette contrainte est indispensable pour pouvoir appliquer Darcy à l’échelle de la maille. Le
rapport d’échelle entre le bloc de réservoir de taille lb et l’échelle du maillage de taille dx nous
donne le nombre de mailles par direction nécessaire pour construire cette grille fine. Quel que
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soit le modèle à simple porosité (1φ/1K) ou à double porosité (2φ/2K) adopté à l’échelle du
bloc de réservoir, ce mode de passage direct est très lourd et coûteux en mémoire et temps
de calcul car il nécessite un maillage très dense (plusieurs millions de mailles). D’où l’intérêt
d’introduire une échelle intermédiaire nommée échelle unité entre l’échelle locale et l’échelle
du bloc de réservoir. A l’échelle unité, nous récupérons des informations sur la perméabilité
de la matrice, la perméabilité du réseau de fractures et le coefficient d’échange de masse ma-
trice/fracture [127, 87, 123]. Ces informations nous permettent de mieux analyser et comprendre
notre bloc de réservoir vue à différentes échelles d’observation, ce qui n’est pas le cas dans le
mode de passage direct. De plus, ce mode de passage en deux étapes nous permet d’atteindre
notre objectif en accélerant la convergence tout en réduisant le coût en mémoire et temps de
calcul notamment. Cette partie se divise en deux points :
• Le changement d’échelle de l’échelle locale à l’échelle unité,
• Le changement d’échelle de l’échelle unité à l’échelle du bloc de réservoir.
1.3.2.1 cas 1 : De l’échelle locale à l’échelle unité
Ce mode de changement d’échelle est similaire au changement d’échelle direct décrit pré-
cédemment. Un modèle à simple porosité (1φ/1K) s’mpose à l’échelle unité mais à partir d’un
certain seuil de fracturation qui reste à préciser et d’une certaine taille d’unité, nous commen-
çons à perdre de l’information. Ceci est lié aux différents temps de relaxation entre la région
matricielle et celle fracturée. A savoir que le fluide est stockée dans la matrice et atteint le puit
via le réseau fracturé connecté. Cette physique d’écoulement est respectée dans le principe dans
le modèle double-milieu (2φ/2K). Plusieurs études ont été faites dont nous citons certaines des
plus récentes. Lough et al. [84] a reformulé le problème de double milieu (2φ/2K) en partant
de l’équations de Darcy à l’échelle locale. Des travaux se sont basés sur cette formulation de
Lough pour calculer les perméabilités effectives à l’échelle du bloc de réservoir (Nakashima et
al. [92, 91, 128]). D’autre part, Quintard et Whitaker ont reformulé le problème double porosité
(2φ/2K) en moyennant les équations de Darcy à l’échelle locale sur tout le domaine. Plusieurs
travaux se sont basés sur cette nouvelle formulation pour déterminer les paramètres effectifs
à grande échelle. Nous citons les travaux de Granet [59], Henn [62], Landereau [79], et de
Caillabet [35].
Dans ce même esprit et dans le cadre de mon DEA [72] , nous avons développé des outils sto-
chastiques et numériques permettant le calcul de ces coefficients de transferts à grande échelle.
Au cours de cette thèse nous allons développé d’autres moyens d’homogénéisation que nous
décrivons dans la suite tout en précisant les limites d’applications de chacune de ces méthodes.
En s’appuyant sur ces méthodes, nous calculons les cartes de perméabilité et du coefficient
d’échange matrice/fracture pour différentes partitions à l’échelle unité.
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1.3.2.2 cas 2 : De l’échelle unité à l’échelle du bloc de réservoir
Après avoir discuté le premier changement d’échelle, notre intérêt se focalise sur le change-
ment d’échelle de l’échelle unité à l’échelle du bloc de réservoir. Deux stratégies sont à prévoir
et qui dépendent du modèle d’écoulement adopté à l’échelle unité. Si on adopte un modèle
à simple porosité (1φ/1K) à l’échelle unité est suffisant, un modèle à simple milieu (1φ/1K)
s’impose à l’échelle du bloc de réservoir. Par contre, si nous adoptons un modèle à double po-
rosité (2φ/2K) à l’échelle unité fortement conseillé pour des raisons de compatibilité avec les
simulateurs de réservoir existants, un modèle double milieu (2φ/2K) sera préférable à l’échelle
du bloc de réservoir.
Peu de travaux ont étudié ce deuxième changement d’échelle. On peut citer cependant les tra-
vaux de Braester et Zeitoun [32] qui supposent que la perméabilité et la porosité sont des va-
riables aléatoires spatialement, définies par leur moyenne. Ensuite, ils gèlent la perméabilité
dans le modèle double porosité et, en utilisant la transformation de Laplace, ils calculent l’évo-
lution de la pression au cours du temps. Dans ce double changement d’échelle, l’originalité
figure dans ce deuxième passage de l’échelle unité à l’échelle du bloc de réservoir. Ci dessous,
nous formulons un nouveau modèle à double porosité (2φ/2K) à l’échelle du bloc en moyennant
les équations de transfert du modèle double milieu classique à l’échelle unité. Les équations de
transferts à l’échelle unité sont :





















où nous avons négligé les tenseurs croisés qui ont un très faible impact sur l’écoulement surtout
dans le cas des milieux poreux fracturés [105, 106, 79]. On désigne par V∞ le volume du bloc
de réservoir. Les équations (Eq. 1.24, Eq. 1.25) moyennées sur le volume du bloc de réservoir
s’écrivent : {





























Pm = {P∗m} (1.30)
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En utilisant des séries de Taylor pour la pression dans la matrice, nous exprimons cette pression








µφmcm ∂(Pm|x +y ·∇ Pm|x + ..)∂t
}
(1.31)






= {µφmcm} ∂ Pm|x∂t +{µφmcmy} ·∇
∂ Pm|x
∂t + .. (1.32)
A ce stade là, nous arrêtons le développement de Taylor dans l’équation 1.32 jusqu’au premier
ordre pour les raisons suivantes :
1. Les gradients des derivé de la pression par rapport au temps sont peut être faibles. Elles
doivent être reliées au gradient de la pression moyennée dans les fractures, P f , et à la
longueur de correlation dans la matrice.
2. La valeur moyenne comme {µφmcmy} peut être faible, et celà arrive si φmcm est constante
(exact) ou bien suit une distribution aléatoire (approximation).
Celà se traduit par dire que :
{µφmcmy} ·∇∂ Pm|x∂t = θ(2) (1.33)
Et, par suite, en négligeant toutes les valeurs d’ordre 2, les équations (Eq. 1.26) et (Eq. 1.27)
prennent la forme suivante :
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∇ · (K∗f f ·∇P∗f )}−{α(P∗f −P∗m)} (1.34)








La méthode la plus commode à utiliser en ce point est de prendre la décomposition suivante :
P∗f = P f + P˜f (1.36)
P∗m = Pm + P˜m (1.37)
où, P˜f et P˜m sont les déviations spatiales de pressions associées à la région fracturée et à la
région matricielle. Par suite, les équations à l’échelle des sous-unités deviennent :



















−α(Pm−P f )−α(P˜m− P˜f) (1.39)
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En moyennant les équations (Eq. 1.38) et (Eq. 1.39) sur le bloc du réservoir, nous obtenons :{






K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}





K∗mm ·∇Pm +K∗mm ·∇P˜m
)}
−{α}(Pm−P f )−{α(P˜m− P˜f)} (1.41)
Et en combinant les deux systèmes d’équations (Eq. 1.38, Eq. 1.39) et (Eq. 1.40, Eq. 1.41), nous
obtenons le système d’équations pour les déviations spatiales de pression comme suit :
µφ f c f ∂P˜f∂t = ∇.
(






− α(P f −Pm)−α(P˜f − P˜m)




K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}
+
φ f c f{φ f c f}
(
{α}(P f −Pm)+{α(P˜f − P˜m)}) (1.42)

















{α}(Pm−P f )+{α(P˜m− P˜f)}) (1.43)
Étudiant le cas où Km ≪ φ f K f , nous désignons par lb la taille du bloc de réservoir et par lu
celle des sous-unités. Les temps de relaxation de la matrice, des fractures et le temps de séjour
d’une particule dans la région matricielle à l’échelle unités peuvent être comparés comme suit :
µφmcml2u
K∗mm











lu ≪ lb (1.47)
En tenant compte de tous ces critères, le double système d’équation de pression moyenne (Eq.
1.40, Eq. 1.41) et de pression fluctuante (Eq. 1.42, Eq. 1.43) à l’échelle du bloc de réservoir
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prend la forme suivant :{






K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}
− {α}(P f −Pm)−{α(P˜f − P˜m)} (1.48)





















{α}(Pm−P f )+{α(P˜m− P˜f)}) (1.51)
Comme nous l’avons signalé plus haut, nous avons formulé un nouveau modèle à double po-
rosité (2φ/2K) à l’échelle du bloc en moyennant les équations de transfert du modèle double
milieu classique à l’échelle unité. Au cours du chapitre 2, nous nous basons sur cette nouvelle
formulation pour écrire un problème de fermeture avec des conditions limites périodiques. Ceci
nous permet d’identifier la perméabilité du réseau fracturé à l’échelle du bloc de réservoir et
nous amène à une discussion sur la taille optimale du VER au cours du chapitre 4.
1.4 Objectifs
L’objectif principal de cette thèse est l’introduction dans les simulateurs de réservoir de mo-
dèles décrivant au mieu les mécanismes d’écoulement et d’échange entre les différents milieux
en présence, matrices et fissures. Au cours du chapitre 1, nous avons évoqué largement les dif-
férents modèles d’écoulement possibles à une échelle d’observation bien définie. Ensuite, nous
avons indiqué les critères d’application de chacun de ces modèles pour réduire au maximum
toute perte d’information liée à l’impact des différents temps de relaxation.
Le modèle à simple porosité va nous fournir une solution de référence à partir de laquelle
nous pourrons estimer la taille du VER (Volume Élémentaire Représentatif) [122, 29] du milieu
fissuré. Nous rappelons que notre but est de pouvoir homogénéiser [118, 37, 86, 102] les écou-
lements monophasiques au sein du milieu fracturé. D’une part, il peut s’avérer trop coûteux,
en temps de simulations, de calculer en une seule étape les propriétés équivalentes du milieu
fracturé concerné. D’autre part, la plupart des estimateurs simples de perméabilités équivalentes
deviennent inapplicables en milieux fissurés, nécessitant des méthodes numériques lourdes. A
noter que la détermination de la perméabilité équivalente est un sujet encore ouvert et qui a pas-
sionné presque tous les chercheurs travaillant dans ce domaine [13, 102, 134, 34, 4, 56, 112].
La difficulté de la simulation directe a conduit à se tourner vers l’utilisation de modèles phé-
noménologiques “à grande échelle” dit modèles double milieu. Bien qu’approchés, ils rendent
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néanmoins de grands services et contiennent l’essentiel de la physique du problème : à savoir
le fluide contenu dans les régions matricielles et transporté aux puits via le réseau fracturé per-
colant [20, 126, 83, 8, 100]. Ces modèles sont caractérisés par trois paramètres essentiels : la
perméabilité équivalente du réseau de fissure, la perméabilité équivalente de la région matri-
celle et un coefficient d’échange qualifiant le transfert du fluide de la matrice vers les fissures.
Le transfert de masse est lié : au facteur de forme ("shape factor") qui dépend de la géométrie du
milieu fissuré et de la taille du bloc, à la mobilité du fluide et à la différence de potentiel entre la
matrice et la fissure. Plusieurs études ont été faites pour mieux calculer ce terme d’échange α,
on cite Warren et Root [132], Kazemi [69], Reiss [110], Quintard et Whitaker [106], Nœtinger
et al. [98] et plusieurs autres [26, 18, 54, 70, 32]. Le choix d’un bon terme d’échange est un
problème très ouvert.
Notre première contribution figure dans le développement d’un nouveau modèle d’écoule-
ment à l’échelle du réservoir en moyennant les équations de transfert du modèle double milieu
classique à l’échelle géologique. Ensuite, nous prenons en compte des contrastes très importants
entre les propriétés hydrauliques des fissures et de la matrice, ainsi que la complexité structurale
du réseau de fractures, pour développer de nouvelles méthodes spécifiques d’homogénéisation.
Ces nouvelles méthodes nous permettent l’identification des paramètres pétrophysiques (K,α)
à différentes échelles d’observation, elles seront détaillées au chapitre 2. Avec ces informations
très importantes, nous étudions plusieurs problèmes physiques que nous détaillons au chapitre
3. Enfin, au chapitre 4, nous mettons l’accent sur la percolation du réseau fracturé et la possi-
bilité de prédire et de confirmer le choix d’un VER.
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Chapitre 2
Paramètres pétrophysiques : Perméabilités
K et coefficient d’échange matrice/fracture
α
Ce chapitre est consacré aux paramètres pétrophysiques qui découlent des différents mo-
dèles d’écoulements présentés au chapitre 1. Ici, nous désignons par paramètres pétrophy-
siques, la perméabilité K et le coefficient d’échange de masse matrice/fracture α. Ce chapitre
s’articule autour de deux parties. La première partie consiste à faire un état de l’art des dif-
férents procédés existants qui calculent la perméabilité absolue [17, 14, 75, 24] d’un milieu
hétérogène. Ensuite, nous développons plusieurs méthodes qui permettent d’identifier la per-
méabilité K à différentes échelles d’observation et pour différents modèles d’écoulement. A
noter qu’une de ces méthodes, appelée "perméamètre", a été brevetée. La deuxième partie sera
consacrée à l’étude du coefficient d’échange matrice/fracture α. Nous présentons les différentes
techniques existantes dans la littérature [137, 12, 138, 80] ainsi que les nouvelles méthodes
développées au cours de cette thèse. Nous signalons qu’une bonne information sur les para-
mètres pétrophysiques se traduit par une bonne compréhension de l’évolution de l’écoulement
au sein du réservoir. D’où l’importance de développer des procédés efficaces qui répondent à
ces attentes.
2.1 Perméabilité équivalente
Dans un contexte général nous utiliserons le terme de perméabilité équivalente [88, 89, 6,
111] pour la notion de tenseur de perméabilité constant censé représenter un milieu hétérogène.
En partant d’un milieu isotrope à l’échelle fine avec des longueurs de corrélation différentes
suivant les axes ox et oy, il est bien évident que ce même milieu est considéré anisotrope à
une échelle plus grande [102]. L’exemple le plus pratique est celui d’un milieu stratifié où les
valeurs propres du tenseur de perméabilité équivalent correspondent aux valeurs arithmétique
et harmonique des perméabilités des strates formant ce milieu. D’où la nécessité de développer
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des nouvelles techniques permettant l’identification la plus fidèle du tenseur de perméabilité
équivalent pour décrire correctement les écoulements souterrains.
2.1.1 Un état de l’art des différentes méthodes existantes pour calculer la
perméabilité équivalente
Le but de cette section est de faire un état de l’art des différentes techniques de calcul de la
perméabilité équivalente. Ces techniques se distribuent en trois catégories :
– déterministe ou homogénéisation ( Dagan [43], Bourgeat [30], Quintard et al. [102], Ka-
sap et al. [68], King [75], Kfoury et al. [74]),
– heuristique (Cardwell et al. [36], Matheron [86], Journel et al. [67], Ababou et al. [107]),
– statistique et/ou géostatistique (Rubin et al. [117], Gelhar [57], Noetinger [95], Tram et
al. [129]).
Les méthodes déterministes [56, 136, 49] et heuristiques [52, 3, 112] supposent que le
champ de perméabilité est connu. A l’opposé, les techniques statistiques et géostatistiques sup-
posent que celui-ci est connu de façon imparfaite et elles adoptent un point de vue probabiliste.
Les méthodes statistiques ne prennent pas en compte les statistiques spatiales, de type fonc-
tion de corrélation ou variogramme contrairement aux méthodes géostatistiques. Nous avons
distingués les méthodes déterministes des heuristiques car les premières résolvent un problème
d’écoulement ou un problème associé sur le champ de perméabilité connu avec des conditions
aux limites fixées, ce qui n’est pas le cas des secondes. Celles-ci se proposent seulement de four-
nir des règles empiriques qui permettent d’obtenir des perméabilités équivalentes plausibles.
Pour simplifier la description des écoulement dans un milieu poreux, Whitaker [133] a dé-
fini une échelle d’observation caractérisée par une longueur de corrélation sur laquelle nous
pouvons appliquer Darcy. Cette simplification réside dans l’utilisation des équations de Darcy
à une échelle plus importante que celle des pores où l’écoulement est décrit par les équations
de Stokes. Un problème de fermeture a été écrit pour identifier la perméabilité équivalente du
milieu en question tout en se basant sur des conditions limites de type périodique [102, 53].
On notera que les conditions aux limites ont un impact important sur la valeur la perméabilité
équivalente. Plusieurs méthodes ont été développées pour réduire cet impact des conditions li-
mites, voir par exemple le papier de Kasap [68]. D’autres méthodes utilisent la superposition
pour estimer le tenseur de perméabilité du réseau fracturé [6, 72]. En ingénierie de réservoir, la
technique la plus utilisée pour calculer la perméabilité équivalente est celle du Well-test (Daviau
[45], Bourdarot [28], Blanc et al. [25]). Cette technique a plusieurs atouts. Elle se caractérise par
la capacité d’intégrer des données de pression et de flux, mesurées in situ, dans des algorithmes
numériques pour en tirer des informations sur certains paramètres pétrophysiques.
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Mesurer au laboratoire le tenseur de perméabilité d’un échantillon extrait lors du forage est
essentiel pour les ingénieurs de réservoirs et les hydrogéologues. Les conditions limites appli-
quées à l’échantillon sont souvent du type perméamètre. Nous désignons par conditions du type
perméamètre, un écoulement confiné suivant une direction ”A” sous l’effet d’un gradient de
pression et dont les bords de l’échantillon parallèlle à cette direction ”A” sont imperméables.
Les équations de Darcy servent à interpréter ces mesures en termes de perméabilité [31, 90, 55].
Une des difficultés rencontrée est de savoir si l’échantillon de roche a été carotté dans les bonnes
directions. En d’autre terme, c’est de savoir si les axes propres du tenseur de perméabilité sont
allignés avec le litage que présente la carotte. Pour surmonter cette difficulté, il nous faut des
informations additionnelles. Bieber et al. [23] ont eu l’idée d’injecter un traceur dans la carotte
et de suivre son évolution au cours du temps à l’aide d’un scanner. Ils ont défini une méthode
d’inversion pour identifier le tenseur de perméabilité équivalent. Par contre, cette technique reste
lourde et coûte cher. Bernabé [21] a manipulé les entrées-sorties d’un écoulement confiné pour
détecter l’anisotropie d’échantillons de forme cubique. Cette information lui permet de calculer
un tenseur complet de perméabilité de la carotte. Les résultats obtenus sont encourageants mais
parfois on observe des erreurs de l’ordre de 20%. Renard [113] a récement proposé une nou-
velle méthode pour mesurer le tenseur de perméabilité d’un échantillon de roche. Ceci consiste
à mesurer des pressions locales ainsi que des vitesses et procéder par une méthode d’inversion
pour déduire la perméabilité équivalente. Cette méthode fonctionne bien numériquement mais
l’application à des expériences a conduit à des erreurs significatives.
2.1.2 Nouvelles méthodes développées pour calculer le tenseur de per-
méabilité équivalente
Les méthodes de calcul du tenseur de perméabilité équivalent que nous développons dans le
cadre de cette thèse sont déterministes. Ces méthodes développées diffèrent par les conditions
aux limites (CL) appliquées sur les bords du domaine, et par le modèle d’écoulement adopté.
A signaler que trois types de conditions limites vont être utilisées : les conditions limites du
type gradient, les conditions limites du type perméamètre et les les conditions limites du type
périodique. En ce qui concerne les modèles d’écoulements, ils sont au nombre de trois : le
modèle d’écoulement à simple porosité (1φ/1K), le modèle d’écoulement à double porosité
classique (2φ/2K) et le nouveau modèle d’écoulement à double porosité (2φ/2K) développé au
chapitre 1. Une comparaison des résultats obtenus par ces méthodes sera évoquée au cours du
chapitre 3 suivie d’une synthèse générale.
2.1.2.1 Condition limite du type gradient
Nous partons de Darcy à l’échelle locale et nous adoptons un modèle à simple porosité
(1φ/1K) à l’échelle du bloc de réservoir (ou bien échelle unité). Cette technique consiste à
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simuler dans une première phase l’écoulement en appliquant un gradient de pression dans la
direction ox puis dans une deuxième phase suivant la direction oy (FIG. 2.1).
(Gradient de pression suivant ox) (Gradient de pression suivant oy)
FIG. 2.1 – Conditions aux limites de type gradient
Ecoulement suivant ox, nous appliquons les conditions aux limites de type gradient (dites
de “Bamberger” [13]) suivantes :
• Sur le bord gauche, nous appliquons une pression unité
• Sur le bord droite, nous appliquons une pression nulle.
• Sur les bords haut et bas, nous appliquons une pression linéaire qui décroit de l’unité (à
gauche) à zero (à droite).
Nous récupérons le flux total qx, qy. Sachant que δPδx = 1 et
δP
δy = 0, cela implique :
Kxx = qx (2.1)
Kyx = qy (2.2)
Ecoulement suivant oy, nous appliquons les conditions aux limites de type gradient (dites
de “Bamberger” [13]) suivantes :
• Sur le bord bas, nous appliquons une pression unité
• Sur le bord haut, nous appliquons une pression nulle.
• Sur les bords gauche et droite, nous appliquons une pression linéaire qui décroit de l’unité
(bas) à zero (haut).
Nous récupèrons le flux total qx, qy. Sachant que δPδx = 0 et
δP
δy = 1, celà implique :
Kxy = qx (2.3)
Kyy = qy (2.4)
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2.1.2.2 Condition limite du type perméamètre
Cette méthode sert à déterminer l’ensemble des composantes 2D ou 3D d’un tenseur de
perméabilité absolue d’un échantillon de milieu poreux et/ou à permettre une mise à l’échelle
de champs de perméabilité hétérogènes, à partir de données, mesurées en laboratoire ou issues
de cartes de perméabilité d’une zone souterraine fournies par les géologues. Nous imposons
une différence de pression ∆P entre les faces d’entrée et de sortie d’une "carotte" de labora-
toire, avec des conditions de flux nul sur les bords parallèles à l’écoulement moyen (obtenu
par exemple en la confinant dans une gaîne sous pression (FIG. 2.2)). En partant de mesures
de perméabilité conventionnelles dans trois directions, et des mesures des deux composantes
des forces visqueuses transverses à l’échantillon (soit en tout 9 mesures à 3D), nous pouvons
"inverser" le tenseur de perméabilité K par la résolution numérique du problème aux limites
correspondant. Comme ces quantités peuvent alternativement être obtenues à partir de résolu-
tions numériques du même écoulement en milieu hétérogène, la méthode peut être utilisée aussi



























FIG. 2.2 – Conditions aux limites de type perméamètre
Etat de la technique
La mesure en laboratoire de la perméabilité des roches est une étape incontournable des études
de réservoirs pétroliers, d’aquifères, en génie civil, voire de catalyseurs employés par l’indus-
trie chimique. Si le milieu présente des directions d’anisotropie évidentes, l’expérimentateur
tâchera de les respecter lors de sa campagne de mesures. En d’autres termes, il se placera d’em-
blée suivant les axes propres du tenseur de perméabilité. Il y a cependant beaucoup de cas où
cette direction n’est pas donnée à l’avance, et il faut donc a priori déterminer le tenseur sans
idée préconçue. Il peut aussi s’avérer que les échantillons de roche n’ont pas été carottés dans
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les bonnes directions ; de plus, les axes propres du tenseur ne sont pas forcement alignés avec
le litage que peuvent présenter certaines carottes.
Il est donc particulièrement utile de disposer de mesures directes de l’ensemble des composantes
du tenseur, ou d’au moins en estimer l’éventuelle anisotropie. Une méthode de détermination
d’un tenseur de perméabilité d’un échantillon de roche à partir de mesures permettant d’estimer
avec suffisamment de précision les pressions moyennes autour d’un échantillon placé dans un
perméamètre adapté à ces mesures, est décrit par exemple dans la publication suivante : Renard
P. "Laboratory determination of the full permeability tensor " JGR 106, B11 2001 pp26 443-
26 451. Une autre méthode connue de détermination d’un tenseur de perméabilité consiste à
créer dans l’échantillon des écoulements rendus volontairement tortueux par des modifications
des conditions aux limites des faces d’injection, puis à résoudre un problème inverse, elle est
décrite par exemple dans la publication suivante : Bernabé Y. : "On the measurement of per-
meability in anisotropic rocks " in "Fault mechanics and transport properties of rocks " edited
by B.Evans and TF Wong pp 147-167, Academic San Diego 1992. Pour être mises en oeuvre,
les méthodes connues exigent une modification substantielle des conditions d’écoulement qui
les rendent onéreuses et difficilement applicables en pratique.
Dans le contexte d’un changement d’échelle (upscaling) bien connu des ingénieurs de réservoir,
nous sommes amenés à remplacer l’expérimentation de laboratoire par les résultats d’une simu-
lation numérique "fine" sur le milieu hétérogène, afin de le remplacer par un milieu homogène
équivalent dont le tenseur de perméabilité sera noté Keq. Dans le cas d’un milieu anisotrope,
la simulation fine de référence se fait en général en considérant des conditions aux limites pé-
riodiques. La plupart des auteurs considèrent à tort que ce sont les seules conditions permettant
d’obtenir l’ensemble des éléments du tenseur Keq. Comme va le montrer la description qui
va suivre, une interprétation adaptée d’une simulation numérique du même perméamètre est à
même de fournir cette information. Les conditions aux limites imposées dans un perméamètre,
peuvent être plus réalistes dans le cas où l’écoulement à grande échelle est contraint par des
barrières argileuses. De plus, la comparaison entre les deux tenseurs résultants peuvent fournir
des indications sur l’échelle du Volume Elémentaire Représentatif (VER).
Description détaillée de la méthode




où k représente le tenseur de perméabilité. De façon à simplifier la présentation, nous considé-
rons tout d’abord un milieu poreux 2D, carré de côté L. Dans toute cette partie, nous considérons
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que l’échantillon de roche poreuse est homogène mais avec un tenseur de perméabilité k dont
les axes propres ne coïncident pas nécessairement avec les axes du perméamètre où il est placé
(FIG. 2.3).
Dans un premier temps, nous appliquons le flux de liquide à l’échantillon orienté suivant
une première direction ”A” par rapport à l’axe de la cellule et nous faisons un ensemble de
mesures que nous préciserons plus loin. Dans un deuxième temps, nous recommencons l’ex-
périence après avoir orienté l’échantillon selon une direction ”B” orthogonale à la première et
nous faisons les mêmes mesures selon le même protocole. Sur les faces de l’échantillon pa-
rallèles à l’écoulement imposé, nous avons les conditions standard de flux nul de Neumann,
soit
n.k.∇p(r) = 0 (2.6)
où r désigne le vecteur position dans l’espace, de composantes x,y, n est le vecteur unitaire
orthogonal à la frontière au point considéré,∇p(r) est le gradient de pression. L’équation de








En simulant l’écoulement suivant la direction ox, les conditions limites de type perméamètre
prennent la forme suivante :
∇px,x = cte (2.8)∫
Γyy
n.k.∇py,x = 0 (2.9)
où py,x représente la pression mesurée à la face Γyy perpendiculaire à l’axe oy sous l’effet d’un
gradient de pression ∇px,x suivant la direction ox. L’équation (Eq. 2.7), ainsi les conditions aux
limites, définissent un problème bien posé ayant une solution unique. Dans le cas particulier où
l’axe ox coïncide avec les axes principaux du tenseur de perméabilité k, la solution est simple
et prend la forme suivante :




où p1 désigne la pression appliqué à la face Γxx. En intégrant les conditions limites dans l’équa-






En pratique, nous pouvons identifier la composante kx,x du tenseur de perméabilité équivalente
une fois que nous mesurons Qx,x et ∂px,x / ∂x.On notera cependant que, dans le cas d’un milieu
anisotrope, la pression locale p(x,y,z) n’a pas de solution analytique simple. Pour cette raison,
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il faut utiliser des moyens numériques pour identifier la pression en tout point du domaine









f (r)dDr = 0 ∀ f (r) (2.12)
où, dDr signifie l’élément d’intégration. En choisissant la fonction f (r) de façon convenable
( f (r) = x,y,z) à 3D, en intégrant par parties l’égalité précédente nous obtenons le jeu d’égalités
suivantes à 2D :
µ Qxx = kxx
∫ L
0




(p(x,y = L)− p(x,y = 0)) dx
soit avec une notation condensée
µ qxx = kxx{∂p∂x }x + kxy{
∂p
∂y }x (2.14)
µ δyx qxx/L = kyx{∂p∂x }x + kyy{
∂p
∂y }x (2.15)
où qxx correspond au débit normalisé par le volume de l’échantillon (qxx = Qxx/V ), {∂p∂y}x cor-
respond au gradient de pression calculé suivant la direction oy sous l’effet d’un gradient de
pression {∂p∂x }x imposé suivant la direction ox. Les {. . .}x désignent une moyenne spatiale et
l’indice x indique ici la direction du gradient de pression imposé. En imposant un gradient de
pression {∂p∂y}y suivant la direction oy, nous obtenons des équations analogues aux équations
(Eq. 2.14, 2.15) :
µ δxy qyy/L = kxx{∂p∂x }y + kxy{
∂p
∂y }y (2.16)
µ qyy = kyx{∂p∂x }y + kyy{
∂p
∂y }y (2.17)
Les quantités δyx (resp. δxy) correspondent à la différence des coordonnées y (resp. x) des ba-
rycentres des débits en x (resp. y) locaux sur les faces aval et amont de l’échantillon lors d’un















































Des formules analogues peuvent être démontrées par la même technique en 3D, en introdui-
sant les trois débits (qxx,qyy,qzz), les six quantités (δyx, δzx, δxy, δzy, δxz, δyz) et les six autres
grandeurs additionnelles ({∂p∂y}x, {∂p∂z }x, {∂p∂x }y, {∂p∂z }y, {∂p∂x }z, {∂p∂y}z).
A noter que ces quantités sont liées par des équations explicites ou bien implicites et dé-
pendent directement du profil de pression. Ce point sera évoqué dans la suite de cette partie.
De façon à alléger les notations, nous convenons de travailler avec des gradients de pression
















En inversant ces égalités, nous obtenons dans ce cas des relations entre les composantes du



































































pour résumer, dans le cas homogène 2D, en mesurant les arguments de la fonction F (Eq. 2.28),
nous pouvons retrouver directement le tenseur de perméabilité k. Comme le tenseur est défini
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par 3 nombres à 2D, et 6 à 3D (mais dans ce cas nous déterminons 15 quantités additionnelles),













δyx et δxy. En théorie, si nous retenons au moins trois valeurs, nous devons donc pouvoir encore
retrouver k.












. Le principal intérêt de ces
données est de posséder un sens physique immédiat et partant d’être directement mesurables au













sont mesurables puisqu’elles représentent la résultante des forces









(p(x,y = L)− p(x,y = 0))dx (2.29)










nous voyons que cette interprétation du gradient de pression moyen en terme de force surfacique
exercée sur l’échantillon subsiste. Toutes ces quantités ou forces peuvent être mesurées directe-
ment en laboratoire. Pour mesurer les forces transversales, nous pouvons utiliser, par exemple
des dynamomètres ou des jauges de contraintes appliquées localement contre les parois latérales
de l’échantillon dans sa gaine. Pour mesurer plus commodément la résultante des forces trans-
versales, il est possible de placer l’échantillon dans sa cellule de confinement, horizontalement,
sur un système de pesée. Toutes choses égales par ailleurs, nous provoquons un écoulement
au travers de l’échantillon successivement suivant un premier sens et suivant le sens opposé.
Dans un premier cas nous mesurons la force transversale qui s’ajoute par exemple au poids de
la cellule et dans l’autre cas elle se retranche. En soustrayant les mesures, nous pouvons obtenir
directement la mesure de la force transversale.
Procédure d’inversion










ymes) de mesures de débits et de forces transversales appliquées à l’échantillon dans les
positions successives que nous lui faisons prendre dans le perméamètre (4 mesures globales de
forces à 2D, 9 à 3D). En théorie, moins de valeurs sont à déterminer si nous assumons l’hy-
pothèse de symétrie kxy = kyx. Par contre, il est plus intéressant de vérifier cette relation de
symétrie dans le but de valider notre calcul, ou l’expérience.
A partir de maintenant, les milieux poreux considérés peuvent être hétérogènes, c’est à dire
caractérisés par une carte fine de tenseurs de perméabilité dépendant de la position, k(r), qui
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peut être fournie par le géologue ou tout autre technique [108]. De façon à remonter au tenseur
k - que nous noterons K à partir de maintenant pour rappeler qu’il s’agit d’un tenseur effectif - à
partir de la connaissance des flux et des forces transversales, il est nécessaire de disposer d’une
solution numérique de l’équation de Laplace anisotrope. Toute méthode connue d’inversion
peut être utilisée mais il faut être prudent sur l’erreur commise par le choix de cette méthode.
De façon à trouver le tenseur K, associé au milieu homogène équivalent, notre méthode d’inver-
sion se base sur un simulateur anisotrope dans le but de minimiser les erreurs entre les valeurs
mesurées (flux, forces transversales) et ceux calculées pour le milieu équivalent ayant une per-
méabilité K. Cette méthodologie sera celle détaillée ci dessous.
La procédure consiste par exemple à construire une suite de tenseurs K1eq, . . . , Kneq, etc.
définie par son premier terme représentant une première estimation de Keq obtenue en utilisant


















Comme les moments δyx,δxy sont inconnus, car non mesurés, ceci ne peut être qu’une approxi-
mation puisque comme nous l’avons vu, il existe une relation implicite entre les moments et les
autres quantités (flux, forces transversales). Cette première estimation ne la prend pas en compte
et doit donc être corrigée. Nous modifions l’estimation de Kneq par exemple par la relation de


















Ici, les quantités (δynx , δxny) sont calculées à l’aide du simulateur numérique : nous résolvons le
problème aux limites (P) en prenant comme tenseur de perméabilité l’estimation précédente






















). ε représente un critère d’arrêt fixé par l’utilisateur par rapport à une norme
choisie à l’avance. Toutes ces étapes sont illustrées sur la figure (FIG. 2.4). Le quadruplet de
mesure utilisé pour déterminer complètement le tenseur K peut également avoir été calculé à
l’aide d’une "simulation fine" de l’expérience sur un milieu hétérogène dont nous souhaitons
définir le tenseur de perméabilité équivalent par cette méthode. La perméabilité de ce milieu est
connue en tout ou en partie, en se basant par exemple sur une carte de perméabilité fournie par
le géologue. Durant cette simulation, nous appliquons les lois de Darcy aux écoulements dans
le milieu et nous en déduisons le quadruplet de valeurs applicable.
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Différentes applications de cette technique
Par simulation, nous avons vérifié l’existence de forces transversales, mesurables et non négli-
geables dans certains cas, apparaissant lorsqu’un écoulement traverse un milieu confiné, due
à la présence d’hétérogénéités internes ou à une anisotropie du milieu, et validé la possibilité
d’identifier toutes les composantes du tenseur de perméabilité équivalent grâce à des mesures
simples de forces sur échantillons obtenues au moyen d’un perméamètre. Plus concrètement,
nous appliquons des conditions limites de type perméamètre avec une pression imposé de 1 bar
sur l’entrée de l’échantillon de 3x1cm. Ce milieu est homogène anisotrope, les axes principaux
sont orientés à 30◦ par rapport à l’horizontale. Les valeurs propres du tenseur de perméabilité
sont : kmax = 1 Darcy ; kmin = 0.1 Darcy. Nous illustrons la cartographie de pression en régime
stationnaire sur la figure (FIG. 2.5). Nous calculons la force transversale à l’écoulement due à
cette anisotropie qui vaut ”0.1445 N” (ou bien en terme de masse ”14.45 g”). Celà prouve que
ces forces transversales sont mesurables, non négligeables et ont un impact direct sur la valeur
de la perméabilité équivalente du milieu à homogénéiser.
Sur la Figure (FIG. 2.3, haut à droite), nous montrons l’allure du champ de pression pour
un milieu homogène anisotrope avec un rapport d’anisotropie de 10, les axes principaux du ten-
seur diagonal sont orientés de 45◦ par rapport à l’horizontale (FIG. 2.3, haut à gauche). En outre,
nous montrons l’évolution du rapport de la différence cumulée de pression sur les bords imper-
méables (bords perpendiculaires aux champs de pression imposés) sur la différence de pression
appliquée sur l’entrée-sortie du milieu (bords parallèles aux pressions imposées) comme illustré
sur la figure (FIG. 2.3, milieu).
Dans le but de montrer l’utilité pratique de cette méthode pour l”’upscaling” et de compa-
rer les résultats obtenus par cette méthode (appelée ”perméamètre”, dans le tableau Tab. 2.1)
à d’autres valeurs issue des méthodes existantes de la littérature [36, 3, 114], nous étudions le
cas suivant. Sur la figure (FIG. 2.6, haut à gauche), nous montrons une carte de perméabilité
log-normale (moyenne géométrique, kg = 121 ; σ2 = 2) générée avec le code de génération
stochastique bien connu dit FFTMA [108]. Localement, la perméabilité est isotrope (scalaire),
en revanche sa fonction de corrélation est spatialement anisotrope, orientée à 45◦ par rapport à
l’axe horizontal. Sur la figure (FIG. 2.6, haut à droite), nous présentons l’évolution de la pres-
sion aux bords haut et bas (bords imperméables pour un écoulement horizontal confiné) pour le
milieu réel et son équivalent homogène anisotrope déterminé par la méthode du perméamètre.
En outre, nous montrons respectivement les cartographies du champ de pression pour le mi-
lieu réel (FIG. 2.6, bas à gauche) et pour le milieu équivalent (FIG. 2.6, bas à droite). Après
inversion, nous estimons que les composantes du tenseur de perméabilité du milieu équivalent
valent : kxx = 122.05 ; kyy = 119.86 ; kxy = kyx = 58.08. Les valeurs propres de ce tenseur valent :
k′xx = 179.05 ; K′yy = 62.86. Le système d’axes principaux est bien tourné de 44.46◦ par rapport
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à la direction de l’écoulement imposé. Ceci correspond bien à la direction de l’anisotropie de
départ.
TAB. 2.1 – Differentes techniques de calcul de la perméabilité équivalente.
Techniques, K Kxx Kyy Kxy Kyx
Perméamètre∗ 122.05 119.86 58.08 58.08
Cardwell (max), 1942 278.00 278.00 0.00 0.00
Cardwell (min), 1942 50.94 50.94 0.00 0.00
Ababou, 1996 127.65 127.65 0.00 0.00







































FIG. 2.3 – Perméamétrie en milieu anisotrope (K tensoriel). En haut : à droite : milieu homogène
anisotrope, les axes propres de K étant orientés à 45 degrés par rapport à l’horizontale. En
haut à gauche : cartographie du champ de pression pour un écoulement permanent confiné
horizontal. En bas : évolution du rapport de la force transversale sur la force imposée à l’entrée
de l’échantillon, pour différentes inclinaisons des axes propres de K par rapport à l’horizontale.
2.1.2.3 Résolution des problèmes de fermeture
Dans cette partie, nous distinguons deux problèmes de fermetures relatifs à un change-
ment d’échelle séquentiel de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir en passant par une
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FIG. 2.4 – Organigramme résumant les différentes étapes de la nouvelle technique appelée ”per-
méamètre” qui permet d’identifier le tenseur complet de perméabilité équivalente d’un milieu
hétérogène soumis à des conditions limites de type perméamètre.
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FIG. 2.5 – Cartographie du champ de pression en régime stationnaire pour un échantillon de
3x1 cm soumis à un écoulement confiné dont la pression à la face d’entrée vaut 1 bar.
échelle intermédiaire nommée échelle unité (FIG. 2.7). Pour le premier changement d’échelle
de l’échelle locale à l’échelle unité, nous résolvons le problème de fermeture écrit par Quintard
et Whitaker [105] et détaillé dans l’Annexe A. Ceci nous permet d’établir des cartes de perméa-
bilité et du coefficient d’échange matrice/fracture à l’échelle unité et pour différentes partitions.
Une fois ce calcul fait, nous avons écrit un nouveau problème de fermeture qui nous permet de
moyenner l’écoulement et d’estimer la perméabilité équivalent à l’échelle du bloc de réservoir.
Premier changement d’échelle : de l’échelle locale à l’échelle unité
Nous partons de Darcy à l’échelle locale et nous adoptons un modèle à double porosité
(2φ/2K) à l’échelle unité. Cette méthode est classique dans les techniques de changement
d’échelle. Elle consiste à supposer que le milieu est (localement) périodique dans l’espace. Pour
calculer les tenseurs de perméabilités K∗f f , K∗mm, K∗m f et K∗f m, il suffit de résoudre les problèmes
de fermetures (Annexe A) établis par Quintard et Whitaker [105] dont deux concernent les per-
méabilités et un troisième le coefficient d’échange. Ces problèmes pourraient être modifiés pour
prendre en compte d’autres types de conditions aux limites. Les tenseurs de perméabilités équi-





































Pressure evolution at the impermeable edge (top and bottom)
Bottom edge (Real Medium)
Top edge (Real Medium)















































FIG. 2.6 – En haut, nous montrons une carte de perméabilité log-normale générée par FFTMA
(à gauche) et le profil de pression aux bords imperméables (haut et bas) du milieu réel et de
son équivalent homogène identifié par la technique ”perméamètre” pour un écoulement confiné
horizontaand (à droite). En bas, nous montrons respectivement la cartographie du champ de
pression en régime stationnaire du milieu réel (à gauche) et de son milieu homogène équivalent
(à droite) pour un écoulement horizontal confiné.
valentes pour la région matricielle, fracturée et les termes croisés s’expriment comme suit :





n f mb f f dA) (2.33)





n f mb f m dA) (2.34)











nm f bmm dA) (2.36)
Les systèmes étudiés seront homogènes et isotropes à l’échelle locale. Les tenseurs de perméa-
bilité à l’échelle locale seront tels que Km = kmI et K f = k f I. A noter que cette méthodologie
serait valable pour un changement d’échelle direct de l’échelle locale à l’échelle du bloc de
réservoir, bien entendu dans le domaine de validité de l’approche double-milieu.
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Fracture − Scale Unit − Scale Block − Scale
FIG. 2.7 – Schéma illustrant le changement de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir
en passant par une échelle intermédiaire nommée unité
Deuxième changement d’échelle : de l’échelle unité à l’échelle bloc de réservoir
Une fois la carte de perméabilité établie à l’échelle unité, nous moyennons l’écoulement à cette
échelle unité pour déduire la perméabilité équivalente à l’échelle du bloc de réservoir. C’est le
but de ce nouveau problème de fermeture que nous avons développé et que nous détaillons ci
dessous. Nous récapitulons les équations de bilan double milieu (2φ/2K) à l’échelle unité et
celles moyennées à l’échelle du bloc de réservoir présentées au chapitre 1. Les équations de
transfert à l’échelle unité prennent la forme suivante :





















et les équations moyennées obtenues à l’échelle du bloc de réservoir prennent la forme suivante :
{






K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}





K∗mm ·∇Pm +K∗mm ·∇P˜m
)}
−{α}(Pm−P f )−{α(P˜m− P˜f)} (2.40)
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sachant que le système d’équation pour les déviations spatiales de pression se présente comme
suit :
µφ f c f ∂P˜f∂t = ∇.
(






− α(P f −Pm)−α(P˜f − P˜m)




K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}
+
φ f c f{φ f c f}
(
{α}(P f −Pm)+{α(P˜f − P˜m)}) (2.41)

















{α}(Pm−P f )+{α(P˜m− P˜f)}) (2.42)
en étudiant le cas où Km ≪ φ f ∗K f . Nous désignons par lb la taille du bloc de réservoir et par lu
celle des unités. La comparaison des temps de relaxation de la matrice, les fractures et le temps
de séjour d’une particule dans la région matricielle à l’échelle unité sont présentée comme suit :
µφmcml2u
K∗mm











lu ≪ lb (2.46)
En prenant en compte tous ces critères, le double système d’équation de pression moyenne (Eq.
2.39, Eq. 2.40) et de pression fluctuante (Eq. 2.41, Eq. 2.42) à l’échelle du bloc de réservoir
prend la forme suivante :
{






K∗f f ·∇P f +K∗f f ·∇P˜f
)}
− {α}(P f −Pm)−{α(P˜f − P˜m)} (2.47)






















{α}(Pm−P f )+{α(P˜m− P˜f)}) (2.50)
Le calcul de la perméabilité effective du réseau de fractures à l’échelle du bloc de réser-
voir nécessite la résolution de l’équation (Eq. 2.49). Nous utilisons le développement proposé
par Quintard et Whitaker en 1987 [102] qui exprime les pressions fluctuantes en fonction des
pressions moyennes défini comme suit :
P˜f = b f .∇P f (2.51)
sachant que b f est défini par :
0 = ∇.
(
K∗f f .∇b f
)
+∇.K∗f f (2.52)




et par suite, le tenseur de perméabilité effectif K f f du réseau fracturé à l’échelle du bloc de
réservoir vaut
K f f = {K∗f f }+{K∗f f .∇b f } (2.55)
Pour illustrer cette technique, basée sur un nouveau problème de fermeture, de calcul de la
perméabilité équivalente du réseau fracturé à l’échelle du bloc de réservoir, nous étudions le
cas suivant. Nous partons d’un milieu fracturé à l’échelle locale caractérisé par : perméabilité
de la matrice Km = 1e−10m2 ; perméabilité locale des fractures K f = 1e−7m2 ; fraction vo-
lumique des fractures φ f = 0.0927. Le nombre de mailles à l’échelle locale est de 2048x2048
mailles. Plusieurs partitions de cellules à l’échelle unité sont adoptées : 64x64, 32x32, 16x16,
8x8, 4x4 et 2x2 cellulles. Le but de ces différentes partitions est de voir l’impact de la taille de
l’unité sur le calcul de la perméabilité équivalente. Après avoir établi les cartes de perméabilité
du réseau fracturé K∗f f à l’échelle unité et pour différentes partitions par le biais du problème
de fermeture du premier changement d’échelle, nous allons appliquer cette nouvelle technique
résumée dans l’équation 2.55 pour déduire la perméabilité effective à l’échelle du bloc de ré-
servoir. Nous dressons sur le même graphe (FIG. 2.8) les composantes Kxxf f et Kyyf f du tenseur
de perméabilité équivalent en fonction de la taille des cellules unités (du ou bien lu), pour les
partitions 64x64, 32x32, 16x16, 8x8, 4x4 et 2x2, obtenues par différents moyens (Cardwell et
al. [36], Ababou [3], Renard et al. [112] et notre technique nommée Double-échelle (Eq. 2.55).
A noter que la formulation obtenue par Duquerroix et al. en 1993 [52] est la même que celle
proposée par Ababou en 1988 et développée en 1996 pour tenir compte des milieux binaires.
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Chaque point de ce graphe correspond à une partition à l’échelle unité caractérisée par sa taille
du. Trois remarques sont à signaler. La première est la convergence de toutes les méthodes à
partir de la partition 8x8 qui correspond à la taille du = 0.125, ce qui valide notre technique.
La deuxième est le comportement presque stable de notre technique par rapport aux autres
méthodes au delà de cette partition 8x8. La troisième est l’erreur relativement faible entre la
perméabilité équivalente obtenue par le biais de la partition 2x2 (du = 0.5) et celle obtenue
par le biais de la partition 8x8 (du = 0.125) ce qui nous amène à une discussion ouverte sur le
Volume Elémentaire Représentative (VER) que nous détaillons au cours du chapitre 4.
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FIG. 2.8 – Evolution de la perméabilité effective K f f du réseau fracturé à l’échelle du bloc de
réservoir en fonction de la taille de la cellulle unité du en procédant par un changement d’échelle
séquentiel et pour différentes méthodes de résolution
2.2 Coefficient d’échange matrice/fracture
Nous savons très bien que l’huile se trouve dans la matrice. Elle est transportée aux puits via
le réseau fracturé. Ce phénomène d’échange matrice-fracture a un grand impact sur la quantité
de production d’huile. Pour cela, il est essentiel d’identifier le coefficient d’échange de masse
matrice-fracture α [16, 135, 11] qui permet de quantifier le flux d’huile récupérable par le
puits. Ce coefficient dépend à la fois de la géométrie des fractures, la densité de fracturation, la
perméabilité des fractures et la perméabilité de la matrice.
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2.2.1 Un état de l’art des différentes méthodes existantes qui permettent
le calcul du coefficient d’échange de masse matrice/fracture α
En adoptant un modèle à simple milieu (1φ/1K) à l’échelle du bloc de réservoir, nous ris-
quons de perdre de l’information à partir d’un certain seuil de fracturation (voir chapitre 1).
Ceci est dûe aux différents temps de diffusion dans la région matricielle et celle fracturée qui
forment le réservoir. Ce déphasage a un impact direct sur la modalité de résolution du problème
d’écoulement à grande échelle.
Barrenblatt et Zheltov [15] ont été les premiers à introduire le modèle double milieu (2φ/2K).
Ce modèle double milieu sépare l’écoulement qui se produit dans la région matricielle de ce-
lui qui se produit dans la région fracturée tout en assurant le lien entre ces deux régions par
le fameux coefficient d’échange de masse α [40, 22]. La figure (FIG. 2.9) illustre ce schéma
symbolique de séparation de l’écoulement entre la région matricelle et la région fracturée, avec
le couplage de ces deux grilles par un flux d’échange. Ce modèle de double milieu a été ensuite
développé par Warren et Root [132] et reformulé par plusieurs auteurs dont nous citons deux :
Quintard et Whitaker [105] et Lough et al. [84].
FIG. 2.9 – Zoom sur une maille numérique à l’échelle du bloc de réservoir montrant deux
grilles superposées : une pour la région matricielle et une pour la région fracturée, couplées par
un échange de masse au centroide de chaque cellule.
Plusieurs méthodes ont été développées pour identifier ce coefficient d’échange de masse
matrice-fracture noté α [119]. Nous parlons des méthodes basées sur l’analyse asymptotiques
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[28], sur la transformée de Laplace [16], sur la prise de moyenne volumique [70, 105], sur la
marche aléatoire [96, 98], sur les procédure de calage [45] et plusieurs autres, etc...
L’analyse asymptotique consiste en première phase à identifier toutes les valeurs propres
du polynôme de relaxation de la pression. La plus petite des valeurs propres multiplié par la
fraction volumique de la région matricielle correspond au coefficient d’échange α. Bourdarot
[28] a présenté des formulations analytiques de α pour des milieux stratifiés ou sphériques.
Un autre moyen de calculer α est d’écrire les équations de relaxation de la pression dans
l’espace de Laplace. Gerke et al. [58] a évalué le coefficient d’échange pour des blocs de forme
stratifiée, sphérique ou cylindrique. Barker [16] a défini une fonction géométrique "B" qui n’est
autre que la transformée de Laplace du débit d’échange matrice-fracture. A noter que le résul-
tat obtenu par cette technique est similaire à celui donné par la méthode de prise de moyenne
volumique.
La technique de prise de moyenne volumique consiste à trouver la taille d’un bloc matricielle
équivalent notée lc dont la fonction de relaxation se rapproche le plus possible du comportement
réel. La difficulté dans ce genre de technique réside dans la détermination d’une exponentielle
qui équivaut à la moyenne d’une série d’exponentielles. Plus explicitement, la relaxation de la








Il faut déterminer une taille de bloc équivalent lc et déduire le coefficient d’échange global
α tel que :







Nous citons le travail de Kazemi et al. [70] qui a établit une formulation simplifiée pour le






























Nous présentons, à titre d’illustration, sur la figure (FIG. 2.10) le comportement de la pres-
sion du bloc matriciel rectangulaire entouré par des fractures sur son bord. C’est un cas type
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d’un problème de relaxation pour lequel différentes techniques présentes dans la littérature ont
identifié un coefficient d’échange α.



















FIG. 2.10 – Relaxation de la pression dans un bloc matricielle (2D) vue par différentes tech-
niques existantes dans la littérature.
Noetinger [96] a appliqué la technique de marche aléatoire pour le calcul du coefficient
d’échange matrice-fracture. Son algorithme consiste à lancer, indépendamment, des particules
dans le milieu et à mesurer le temps (ti) que la particule (numéro i) met pour atteindre une
fracture. Il suffit de moyenner ces différents temps de séjour de la particule dans le bloc matriciel











Les résultats obtenus par cette méthode coincident, avec ceux issus, de la méthode de prise
de moyenne volumique [105].
A noter que toutes ces classes de méthodes s’appliquent pour le premier changement d’échelle
de l’échelle locale à l’échelle unité. Mais le problème reste à moyenner ces cartes de coefficient
d’échange obtenues à l’échelle unité pour en tirer un coefficient d’échange globale à l’échelle
du bloc de réservoir. Ce deuxième changement d’échelle a été peu étudié, on mentionnera les
travaux de Braester et Zeitoun [32]. Dans le cadre de cette thèse, nous assurons le premier
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changement d’échelle en résolvant le troisième problème de fermeture (Annexe A) établi par






n f m.K f .∇s f dA =− 1V∞
∫
Am f
nm f .Km.∇sm dA (2.62)
Une fois les cartes du coefficient d’échange α établies pour différentes partitions à l’échelle
unité, nous avons développé de nouvelles techniques d’homogénéisation pour assurer ce deuxième
changement d’échelle et par suite le calcul d’un α global. Dans la suite de cette partie, nous dé-
veloppons une approche stochastique probabiliste [73], une approche analytique directe et une
approche numérique pour mieux identifier α à l’échelle du bloc de réservoir à partir d’une carte
de α à l’échelle unité.
2.2.2 Les nouvelles méthodes développées pour identifier le coefficient
d’échange de masse matrice/fracture α
Après avoir noté l’impact direct du coefficient d’échange de masse α sur la productivité
d’huile, l’identification de ce paramètre à l’échelle du bloc de réservoir a un grand intérêt sur-
tout pour les simulateurs du réservoir qui adopte un modèle double milieu à l’échelle du bloc.
Dans cette partie, nous développons trois techniques qui permettent d’identifier α à l’échelle
du bloc de réservoir. L’approche stochastique probabiliste consiste à attribuer plusieurs loi de
répartition pour le coefficient d’échange localement et moyenner son comportement à grande
échelle. L’approche analytique directe consiste à exprimer le coefficient d’échange α à l’échelle
du bloc de réservoir en fonction de la carte de α obtenue à l’échelle unité. Enfin, l’approche nu-
mérique résoud les équations de transfert à l’échelle unité pour en tirer le coefficient d’échange
global homogénéisé à l’échelle du bloc de réservoir.
2.2.2.1 Nouvelle approche stochastique probabiliste
Les équations de bilan à l’échelle unité sont :





















où P∗f et P∗m sont, respectivement, les pressions dans la zone fracturée et la zone matricielle à
l’échelle unité, c f et cm sont, respectivement, les compressibilités totales dans la zone fracturée
et matricielle, K∗f f et K∗mm sont, respectivement, les tenseurs de perméabilité de la zone frac-
turée et matricielle, φ f et φm représentent, respectivement, la fraction volumique de la région
fracturée et la fraction volumique de la région matricielle.
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Nous partons de l’hypothèse que K∗m ≪ K∗f , ce qui est toujours le cas dans nos applications.
K∗m et K∗f représentent, respectivement, une composante du tenseur K∗mm et K∗f f . Ceci veut dire





>> 1, ce qui signifie que l’échange matrice/fracture est beaucoup plus important
que la diffusion dans la région fracturée ce qui nous conduit à négliger le terme K∗f f .∇P∗f





<< 1, ce qui signifie que la diffusion dans la région fracturée est beaucoup plus
importante que l’échange matrice/fracture. Dans ce cas, la pression P∗f aura presque la
même valeur dans toute la région fracturée à cause de la forte diffusion dans les fractures
de tel sorte que le terme ∇P∗f de l’équation (Eq. 2.63) sera négligeable. Cette situation
correspond au cas où nous nous plaçons dans la zone soumise à l’influence du puits.
Nous supposons que les fluctuations spatiales de φm,φ f ,cm et c f sont négligeables. Le sys-
tème d’équation à l’échelle unité (Fig. 2.11) déduit des équations (Eq. 2.63, Eq. 2.64) prend
alors la forme suivante :
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FIG. 2.11 – Changement d’échelle en milieu poreux-fracturé
64 CHANGEMENT D’ÉCHELLE POUR DES MILIEUX FRACTURÉS HÉTÉROGÈNES
Nous définissons une pression moyenne notée P et une pression d’échange (différentielle)










































φ f c f
)
(2.69)
Solution probabiliste exacte du problème d’échange double milieu
Une solution probabiliste en temps continu pour le problème d’échange hétérogène stochas-
tique matrice/fractures sans transport, avec un coefficient d’échange de masse adimentionalisé
’a’ purement aléatoire, est développée, et permettant l’homogénéisation locale et globale du
problème d’échange. En se basant sur l’équation (2.68) pour le cas d’échange pur et en passant
à l’adimentionalisation en faisant intervenir les paramètres P0 et t0 , nous obtenons :
p(x,τ) =
P˜(x, t)











avec α0 = α (2.71)
Le problème d’échange pur sera décrit par l’équation suivante :
∂p
∂τ =−ap ; p(x,τ = 0) = p0 (x) (2.72)
sachant que p0 est déterministe et α n’est autre que la moyenne du coefficient d’échange de
masse a. La solution stochastique de l’équation (2.72) est :
Y = Y0e−aT (2.73)
Nous désignons par fp (p) et fA (a) les densités de probabilités de la variable ’p’ et de la variable
’a’ respectivement. Soit la transformation ’g’ définie par :
g : ℜ+ →ℜ ; p = g(a,τ) = p0e−aτ (2.74)
Cette fonction ’g’est monotone décroissante. Dans la suite nous établissons la relation entre
la moyenne de la pression adimensionalisée ’p’ et la densité de probabilité du coefficient
d’échange ’a’ .
fp (p) = fA (a)|g′(a)| (2.75)
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Cette dernière identité s’obtient facilement à partir des probabilités et des FDR (Fonction De
Répartition) qui sont données ci dessous pour la variable aléatoire ’p’ et ’a’ respectivement :
Fp (p1) = proba(p≤ p1) (2.76)







Nous pouvons écrire informellement que :
g−1 (p1)≡ (p1) ⇒ fp (p1) =− dad p1 ×
d
daFA (a(p1)) (2.78)
Alors la Densité de Probabilité (D.d.P) et la Fonction de Répartition (F.d.R) de la variable
aléatoire ’p’ liées à ceux de la variable ’a’ seront données par les équations suivantes :
fp (p) =−a′(p)× fA (a(p)) ; Fp (p) = 1−FA (a(p)) (2.79)
En application à ces résultats, nous avons :








Et en insérant les équations (2.80) dans l’équation (2.81), nous obtenons la D.d.P et la F.d.R de
p(τ) respectivement :










Nous nous intéressons pour la suite à déterminer l’expression générale de la moyenne de p(τ)


























⇒ p(τ) = p0×
+∞∫
−∞
fA (B)× e−BτdB (2.83)
avec ’B ≡ a’ n’est autre que le coefficient d’échange de masse adimensionalisée. Des applica-
tions importantes pour divers loi de répartition de la variable ’a’ ont été utilisé pour déterminer
la variation de p(τ) en fonction du temps adimentionalisé.
• Loi Uniforme : La variable aléatoire ’a’ suit une loi uniforme sur l’intervalle [amin,amax]
avec amin ≥ 0, la densité de probabilité de cette variable est donnée par :
fA (a) = 1
amax−amin (2.84)
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; △a = amax−amin
2
(2.85)
et en se référant à l’équation (2.83), on a :
p = p0× e
−aminτ− e−amaxτ
(amax−amin)× τ (2.86)
Dans le cas où amin ≪ amax on peut écrire :
p≈ p0× 1− e
−amaxτ
amax× τ (2.87)
• Loi Exponentielle : La variable aléatoire ’a’ suit une loi exponentielle sur l’intervalle
[0,+∞[, la densité de probabilité de cette variable est donnée par :
fA (a) = 1
a
× e− aa (2.88)
Et en se référant à l’équation (2.83), nous obtenons :
p = p0× 11+a× τ (2.89)
et en se référant à l’équations (2.71) la valeur de a vaut1 et en regroupant les résultats
pour ces trois lois, nous obtenons l’expression générale de p au cours du temps (FIG.
2.12).
⊲Moyenne pour a naïve :
p = p0× e−τ (2.90)
⊲Moyenne pour a uniforme :
p≈ p0× e−τ× sh(τ)
τ
(2.91)
⊲Moyenne pour a exponentielle :
p = p0× 11+ τ (2.92)
Sur la figure (FIG. 2.12), nous illustrons l’évolution de la pression de relaxation moyenne
p(τ) pour différents types de moyenne : moyenne naïve, moyenne uniforme, moyenne expo-
nentielle, et une comparaison avec la pression moyenne obtenue par le biais de l’approche
perturbative qui sera présentée à la fin de ce chapitre.
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 Naive Mean (exp(− τ ))
 Exact (Unif. Law)
 Approx. (Unif. Law)
 Exact (Expon. Law)
 Approx. (Expon. Law)
FIG. 2.12 – Evolution de la pression de relaxation moyenne p(τ) ≡ E(p) pour différentes dis-
tributions du coefficient d’échange de masse adimentionnalisé ’a’
Homogénéisation locale en temps et globale en espace
Une approche possible de changement d’échelle est de déterminer un coefficient d’échange
instantané A1(τ), en temps, et homogénéisé en espace sur l’ensemble des unités. Le problème
consiste à déterminer A1(τ) qui vérifie l’égalité suivante :
∂p
∂τ = −A1 (τ) p (2.93)




dτ (ln p) (2.94)
Il est intéressant de savoir ce que donnent les cas avec la loi uniforme ou exponentielle dans ce
cas de problème d’homogénéisation locale. Nous représentons sur la Figure (FIG. 2.13) l’évo-
lution du coefficient d’échange de masse A1(τ) homogénéisé localement.
• Loi Uniforme (a = 1,△a≈ 2) :
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 Exact Upscaled Coeff. (Unif. Law)
 Exact Upscaled Coeff. (Expon. Law)
FIG. 2.13 – Evolution du coefficient d’échange de masse matrice/fracture A1(τ), homogénéiseé
en espace, en fonction du temps pour une loi uniforme et une loi exponentielle. On notera que
l’approche perturbative sera présentée dans la prochaine section.
Ces résultats indiquent que le coefficient d’échange homogénéisé est loin d’être constant. A
noter que A1 (τ) vaut la moyenne arithmétique de la distribution du coefficient d’échange ”a” à
(t = 0), et décroît suivant une fonction monotone au cours du temps pour atteindre asymptoti-
quement une valeur minimum notée A1 (∞) et qui correspond à τ→ ∞. Ce résultat est le même
quel que soit la distribution choisie :
lim
τ→∞A1 (τ) = A1 (∞) (2.97)
où A1 (∞) correspond à la moyenne harmonique de la distribution du coefficient d’échange
”a” dans le cas où µα(lu)2/K∗f >> 1 et sera égale à la valeur minimale de la distribution du
coefficient d’échange ”a” pour le cas µα(lu)2/K∗f << 1. Les limites supérieures et inférieures
de A1 (τ) ont été validé numériquement.
Homogénéisation globale en temps et en espace
Nous modifions le critère d’homogénéisation pour obtenir un coefficient d’échange A∗ sta-
tique. Ce coefficient A∗ doit être représentatif, moyenné sur l’ensemble des unités (moyenne en
espace) et résumant tout l’historique d’échange matrice/fracture du temps initial jusqu’au temps
infini. Pour atteindre ce but, nous définissons une classe de fonctions objectives (Jω, Iω) dont le
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p⋆ (τ) = p0e−A
⋆τ (2.99)




Nous introduisons la variable "y" pour représenter la pression normalisée p/p0 et nous





Premier cas, ω = 2. Nous adoptons la norme ”2” et nous calculons le coefficient d’échange









Après quelques manipulations tenant en compte que A⋆ est indépendant du temps, nous
trouvons la solution générale du problème de manière quasi-analytique. Par suite, A⋆ sera la







⋆τy(τ)dτ = L{y(τ) ,A⋆} (2.103)
avec la notation L{y(t) ,s} qui représente la Transformée de Laplace de la fonction y(t), où s
est le paramètre de la Transformée de Laplace. Etudions le cas de la distribution exponentielle
pour "a". La Fonction exponentielle intégrale Ei(x) apparait et l’équation (Eq. 2.103) prend la
forme suivante :
1−2A⋆ expA⋆Ei(A⋆) = 0⇒ A⋆ = 0.610 (2.104)
Second cas, ω = 1. Nous adoptons la norme ”1” et nous calculons le coefficient d’échange
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Pour le cas d’une distribution exponentielle pour "a" et en utilisant les résultats précédents,








⋆τ−E {e−aτ}}dτ avec E {e−aτ}= 1
1+aτ
(2.106)
Dans cet intégrale, les deux fonctions, e−A⋆τ et E {e−aτ}, décroissent d’une manière mo-
notone avec le temps. Nous supposons que les courbes correspondantes à ces deux fonctions
se croisent au temps τ⋆ qui dépendra aussi de l’inconnue A⋆. En développant le calcul, nous
obtenons les résultats analytiques suivants :
A⋆τ⋆ ≈ 1.678 et e−A⋆τ⋆ = 1
1+aτ⋆
⇒ A⋆ ≈ 0.385 . (2.107)
A⋆τ⋆ ≈ 1.678 est une identité car elle est vraie quel que soit la loi de distribution de "a". En
outre, il est important de noter que le coefficient d’échange global A⋆ obtenu en résolvant les
équations (2.104,2.107) satisfait les inégalités suivantes :
0≈ E {a−1}−1 ≤ A⋆≤ E {a} (2.108)
Cela signifie que la valeur optimale du coefficient d’échange global, résumant tout l’histo-
rique de l’échange matrice/fracture, est comprise entre la valeur arithmétique et harmonique de
la distribution "a". De plus, le coefficient d’échange instantané A1(τ) démarre de la valeur arith-
métique de la distribution "a" et atteint à long terme soit la valeur harmonique soit le minimun
des valeurs de "a".
2.2.2.2 Approche analytique directe
Dans cette sous-section, nous cherchons à trouver une approche analytique de la probléma-
tique d’échange matrice/fracture et nous validons les résultats concernant les bornes supérieure
et inférieure pour le coefficient d’échange.
Dans le but de montrer le côté pratique de ce changement d’échelle pour le problème
d’échange pur matrice/fracture, nous étudions le cas discret où nous avons N cellulles à l’échelle
unité. Le problème consiste à déterminer le coefficent d’échange global A∗ à l’échelle du bloc
de réservoir à partir des coefficients d’échanges locaux Ai à l’échelle unité. Sachant que Ai est
le coefficient d’échange matrice/fracture pour la cellulle numéro i. Dans l’espace discret, les
critères Jω et Iω détaillés dans l’équation (Eq. 2.99) restent toujours valable en remplaçant l’in-
tégrale par une sommation sur le nombre des cellulles à l’échelle unité. Nous nous intéressons à
la norme L2 pour le critère de pression Jω et pour le critère de flux Iω (ω = 2) afin de calculer A∗.
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Premier cas, critère de pression J2. Nous déterminons le coefficient d’échange global A∗















Deuxième cas, critère de flux I2. Nous déterminons le coefficient d’échange global A∗ en















Pour différentes distributions du coefficient d’échange Ai à l’échelle unité, nous calculons
à l’échelle du bloc de réservoir la moyenne arithmétique A∗arithmetique, la moyenne harmonique
A∗harmonique, le coefficient d’échange A∗MinJ2 vérifiant le critère de pression Jω et le coefficient
d’échange A∗MinI2 vérifiant le critère de flux Iω. Tous ces résultats sont présentés dans le ta-
bleau (Tab. 2.2). Quel que soit la loi distribution de Ai, nous remarquons que les coefficients
d’échanges calculés par les critères Jω et Iω sont toujours compris entre la moyenne arithmé-
tique et harmonique de la distribution Ai. D’autre part, pour évaluer la performance de ces
critères permettant le changement d’échelle du coefficient d’échange, nous définissons deux in-
dicateurs : un pour le critère de pression et un autre pour le critère de flux. Pour le critère de
pression, nous dressons sur le même graphe (FIG. 2.14) la relaxation moyenne de la pression
entre matrice/fracture et la relaxation de la pression obtenue par le biais du critère de pression
Jω. Pour le critère de flux, nous dressons sur le même graphe (FIG. 2.15) la valeur moyenne de
l’échange de flux matrice/fracture et le comportement de l’échange matrice/fracture suivant le
critère de pression Iω. En géneral, nous remarquons qu’un meilleur ajustement entre les deux
courbes est obtenu en utilisant le critère de flux. Ceci ne veut pas dire que le critère de pression
est mauvais.
TAB. 2.2 – Le coefficient d’échange globale A∗ résumant tout l’historique d’échange ma-
trice/fracture
A∗, PDF Uniform ]0,1] Exponential (σa = a¯ = 1) Gaussian (a¯ = 0.5,σa = 0.167)
A∗Arithmetique 0.503165 0.425914 0.501000
A∗Harmonique 0.043877 0.074843 0.450123
A∗MinJ2 0.330297 0.247759 0.453652
A∗MinI2 0.468319 0.385606 0.488491
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Pressure relaxation − Uniform distribution of exchange coefficient
 
 (1/N) Σi exp(−αi T)
 exp(−α* T)
















Pressure relaxation − Exponentiel distribution of exchange coefficient
 (1/N) Σi exp(−αi T)
 exp(−α* T)
















Pressure relaxation − Normal distribution of exchange coefficient
 (1/N) Σi exp(−αi T)
 exp(−α* T)
FIG. 2.14 – Evolution de la relaxation moyenne de pression entre matrice/fracture (ligne conti-
nue) et la relaxation de la pression obtenue par le biais du critère de pression Jω (ligne poin-
tillée).
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Flow − Uniform distribution of exchange coefficient
 (1/N) Σi αi exp(−αi T)
 α* exp(−α* T)











Flow − Exponentiel distribution of exchange coefficient
 (1/N) Σi αi exp(−αi T)
 α* exp(−α* T)











Flow − Normal distribution of exchange coefficient
 (1/N) Σi αi exp(−αi T)
 α* exp(−α* T)
FIG. 2.15 – Evolution de la valeur moyenne de l’échange de flux matrice/fracture (ligne conti-
nue) et le l’échange matrice/fracture calculé suivant le critère de pression Iω (ligne pointillée).
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Borne supérieure et borne inférieure du coefficient d’échange global
Nous partons de la même hypothèse qu’avant où nous supposons que K∗m ≪ K∗f . Nous nous
plaçons loin de l’influence des puits et par suite nous pouvons admettre les équations suivantes :
P∗m(x, t = 0) = P0m(x) (2.111)
P∗f (x, t) = P
0
f (t) (2.112)











et en résolvant l’équation (Eq. 2.113), la pression dans la région matricielle P∗m prend la forme
suivante sur chaque cellulle ’i’ :






En supposant que toutes les propriétés sont constantes sur chaque cellulle et par suite P0mi and



















Nous cherchons une solution globale ayant la forme suivante :








avec les notations suivantes :








Nous nous intéressons à déterminer la borne supérieure du coefficient d’échange instantané qui
correspond à sa valeur de départ (t = τ = 0) et la borne inférieure du coefficient d’échange ins-
tantané qui correspond à sa valeur pour t = τ = ∞.
PARAMÈTRES PÉTROPHYSIQUES 75
Premier cas, borne supérieure. Pour déterminer la borne supérieure du coefficient d’échange
non adimensionnalisé α∗ (α∗ = A∗α0, voir Eq. 2.71) à l’échelle du bloc de réservoir, nous utili-




où Pm est la solution de l’équation (Eq. 2.116) et {P∗m} s’obtient à partir de l’équation (Eq.




































































Cela implique que la borne supérieur de α∗ qui répond au critère J1 n’est autre que la

















En divisant le résultat obtenu dans l’équation (Eq. 2.126) par α0 définie dans l’équation (Eq.
2.71) et en reprenant l’hypothèse de départ que les fluctuations spatiales de φm,φ f ,cm,c f sont
négligeables, nous obtenons le même résultat sous forme adimensionnelle :






Deuxième cas, borne inférieure. Pour déterminer la borne inférieure du coefficient d’échange
α∗ (α∗ = A∗α0, voir Eq. 2.71) à l’échelle du bloc de réservoir, nous utilisons le critère J1 pour
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ainsi nous obtenons
J1 =
∣∣∣∣∣−µcmu∗ + 1N i=N∑i=1 µcmui
∣∣∣∣∣ (2.129)
et en minimisant le critère J1, nous obtenons que la borne inférieure de α∗ qui répond au critère























Et en divisant le résultat obtenu dans l’équation (Eq. 2.131) par α0 définie dans l’équation (Eq.
2.71) et en reprenant l’hypothèse de départ que les fluctuations spatiales de φm,φ f ,cm,c f sont
négligeables, nous obtenons le même résultat sous forme adimensionnelle :
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Dans cette sous-section, une solution perturbative pour le problème d’échange matrice/fractures
est développée. Pour aborder cette analyse perturbative, Nous nous référons aux travaux de
Beran et al. [19] et aux travaux de Ababou [2]. En particulier, l’approche perturbative est re-
formulée pour être une méthode plus générale appelée "σ-expansion", qui est essentiellement
une décomposition en série de Taylor des équations en termes de paramètres fluctuants σ (par
exemple : écart type des propriétés stochastiques matérielles) ; l’ensemble sera développé dans
cette sous-section pour le cas d’un continuum simple (sans échange), et une amélioration cru-
ciale de l’approche de base de la perturbation de [19] sera discutée.
Ici, nous utilisons une version simplifiée du premier ordre de la "σ-expansion". La première
étape consiste à représenter toutes les variables et paramètres additifs (pression différentielle
d’échange adimensionalisée p(τ) et coefficient d’échange adimensionalisé a) par une somme
de la moyenne et un terme fluctuant 1 :
p = p¯+ p′ ; a = a¯+a′ (2.133)
où p¯ représente la moyenne statistique connue par la notation E(p), et p′ n’est autre que le terme
fluctuant équivalant à p−E(p) et dont la moyenne vaut zéro (même chose pour a). La moyenne
1Il est important de noter qu’il est possible d’appliquer d’autres décompositions. Pour simplifier le cas étudié,
nous pouvons obtenir, formellement, des résultats exacts en appliquant cette approche perturbative sur le log de la
pression ln(p(t)) au lieu de l’appliquer sur la pression p(t). Cependant, une fois que la pression moyenne ¯ln(p(t))
est identifiée, il est évident de déduire la moyenne exacte de la pression ¯p(t) sans avoir besoin de l’expression
explicite de la PDF de la variable ¯p(t).
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ainsi que les termes fluctuants seront introduits dans l’équation d’échange pure matrice/fracture
que nous rappelons ci dessous :
∂p
∂τ =−ap ; p(x,0) = p0 (x) (2.134)
ensuite nous moyennons l’équation de bilan et nous obtenons une forme déterministe de
l’équation de bilan pour la pression moyenne (mean pressure equation) :
∂ p¯
∂τ + a¯ p¯ =−
¯a′ ¯p′(τ) (2.135)
En soustrayant les deux dernières équations, nous obtenons l’équation de bilan pour les
termes fluctuants pressure fluctuation equation :
∂p′
∂τ + a¯p
′ =−a′ ¯p(τ)− (a′p′− ¯a′p′)≈−a′ ¯p(τ) (2.136)
où nous ne retenons que les termes fluctuants du premier ordre. En d’autres termes, nous
négligeons tout produit de deux termes fluctuants.
Notons que l’ensemble des deux équations (2.136) et (2.135) forme un système d’équations
différentielles stochastique (Stochastic Differential Equations, SDE’s) dont la solution sera en
terme de moment de pression ( p¯(τ), σ2P(τ)) et un produit de moments pour les termes fluc-
tuants ¯a′p′(τ). Ces moments sont facilement obtenus en adoptant la transformation des variables
moyennes et fluctuantes suivante :
p¯→ p¯∗ = p¯exp(+a¯τ) (2.137)
p′→ p′∗ = p′ exp(+a¯τ) (2.138)








Deux moyens sont possibles pour calculer les moments de pression (moyenne, variance,
etc...) à partir du système stochastique. Le premier moyen est de développer les équations dif-
férentielles en terme de moment de pression. Il suffit de multiplier l’équation (Eq. 2.140) par
le terme a′ et ensuite moyenner l’ensemble. Le deuxième moyen consiste à résoudre directe-
ment le système stochastique en adoptant un certain nombre de conditions initials. En tout cas,
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en supposant une pression initiale déterministe p0, nous obtenons les résultats, en terme de





p¯(τ) = p0 cosh(σaτ) exp(−a¯τ) (2.142)
p′ (τ) =− a
′
σa




Ces résultats seront comparés à la solution probabiliste exacte présentée au début de cette
partie traitant l’aspect d’échange matrice/fracture. L’évolution de la pression moyenne illustrée
sur la figure (FIG. 2.12) pour différentes méthodes de résolution et pour différentes lois de dis-
tribution de α (uniforme et exponentielle). Nous remarquons que la relaxation de la pression
suivant la technique perturbative se fait plus lentement que celle obtenue par la technique pro-
babiliste.
En outre, sur la figure (FIG. 2.16), nous représentons la moyenne de la pression et son écart
type σp(τ) déterminés par le biais de la méthode probabiliste et la méthode perturbative pour
la loi de distribution uniforme. Cette loi uniforme est caractérisée par αmin = 0, αmax = 2α¯ et ,
σα = α¯
√
3 (adimensionnalisé σa = 1
√
3). Après comparaison, il est important de remarquer les
points suivants :
1. la robustesse de cette approche perturbative dépend, à la fois, de l’écart type σα et de la
loi de distribution de α. Par exemple, pour des temps importants, le comportement des
moments de la pression sont beaucoup plus sensible quand α est faible. En plus, si l’écart
type σα est grand (aux alentours de la moyenne de α ou plus), cette technique peut donner
des résultats erronés dans le calcul des moments de pression.
2. cette approche perturbative est raisonnablement précise pour quelques distributions, telles




3. les deux techniques probabilistes exacte et perturbative montrent qu’à un temps précis (de
l’ordre de 1α¯), l’écart type atteint un maximum dont la valeur est de l’ordre de 0.25p0
avant de décroître.
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 Naive Mean (exp(− τ ))
 Exact Mean (Unif.Law)
 Approx. Mean (Unif. Law)
 Exact Sigma (Unif.law)
 Approx. Sigma (Unif. Law)
FIG. 2.16 – Comparaison de l’évolution des moments de pression (moyenne p(t) et écart type
σp(τ)) calculés par la méthode probabiliste (notée ’Exact’) et celle perturbative (notée ’Ap-
prox’) pour une loi de distribution uniforme pour α.
2.2.2.4 Approche numérique
Nous partons de l’échelle unité où tous les paramètres pétrophysiques (K,α) sont supposés
connus. Le modèle d’écoulement adopté à l’échelle unité est le modèle double porosité refor-
mulé par Quintard et Whitaker [105] que nous rappelons ci dessous :





















Nous étudions le problème de relaxation matrice/fracture qui se traduit par des conditions
initiales de pression dans la région matricielle et fracturée (P∗m = 0,P∗f = P0) et aux bords du
milieu en étude (PCL = 0). Nous calculons le coefficient d’échange instantanée α∗(t) à l’échelle











Nous nous sommes intéressé à vérifier les résultats obtenus dans la partie probabiliste. En
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première étape, nous avons vérifié la validité physique de notre hypothèse adopté dans l’ap-
proche stochastique et concernant la partie de diffusion dans la région fracturée (K∗f f .∇P∗f ).
Ce terme est négligeable pour les deux situation détaillée dans l’approche probabiliste. En
deuxième phase, nous avons varié la loi de distribution de α (uniforme, exponentielle, ...) et
nous avons aboutit au résultat suivant :
le coefficient d’échange α∗(t) démarre de la moyenne arithmétique des αi (relatif à la cel-
lulle i) et tend vers la moyenne harmonique des αi pour le cas µαi(lu)2/K∗f >> 1 et vers la
valeur minimale des αi pour le cas µα(lu)2/K∗f << 1. En conclusion, l’approche numérique
confirme nos résultats obtenus dans la partie probabiliste.
Chapitre 3
Expériences numériques de validation
Cette thèse s’inscrit dans le cadre de la modélisation des écoulements dans les milieux frac-
turés à diverses échelles. Notre but est d’homogénéiser les équations des écoulements monopha-
siques faiblement compressibles au sein des milieux fracturés à l’échelle du bloc de réservoir
et d’identifier les paramètres pétrophysiques à différentes échelles d’observation [9]. Compte
tenu des contrastes très importants entre les propriétés hydrauliques des fissures et de la matrice
[109], ainsi que de la complexité structurale du réseau de fractures (FIG.3.1), nous avons dé-
veloppé des méthodes spécifiques efficaces pour aboutir à cette homogénéisation désirée. Deux
stratégies ont été adoptées comme illustre sur la figure (FIG. 3.2) possibles. La première consiste
à résoudre directement le problème pour calculer en une seule étape les propriétés équivalentes
à l’échelle du bloc de réservoir en partant des données à l’échelle locale. Ce mode de résolution
numérique directe peut s’avérer trop lourd, en temps de calcul notamment. La seconde stratégie
consiste à passer par une étape intermédiaire nommée échelle unité où il faut :
1. calculer les propriétés pétrophysiques équivalentes à l’échelle unité,
2. et moyenner le comportement des unités à l’échelle du bloc de réservoir.
Ce chapitre se focalise sur la présentation des résultats numériques des différentes tech-
niques développées au cours du chapitre 2. Il s’articule autour de différentes parties. Dans un
premier temps, nous commençons par exposer les différents type de milieux (hétérogènes, frac-
turés) que nous avons étudiés à l’échelle locale. Ensuite, nous validons les schémas numériques
utilisés qui sont présentés à l’annexe B. Nous comparons les résultats obtenus par les différentes
méthodes de calcul de la perméabilité équivalente. Dans second temps, nous mettons l’accent
sur le calcul des paramètres pétrophysiques suivant les deux stratégies décrites ci-dessus. Nous
calculons les cartes de perméabilité K et les cartes du coefficient d’échange α à l’échelle unité
et pour différents jeux de partition. Ces cartes de K et α seront moyennées à l’échelle du bloc
de réservoir par le biais du nouveau modèle double milieu que nous avons développé. Ceci
nous permet de raccorder ces résultats avec le changement d’échelle direct et d’avoir davantage
d’informations sur le VER évoqué au cours du chapitre 4.
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(bloc du reservoir) V
(a) echelle locale (b) echelle macroscopique













FIG. 3.2 – Deux stratégies de changement d’échelle : directe (I), en deux étape (IIa,IIb)
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3.1 Génération des milieux hétérogènes et fracturés
Rappelons que les deux types de vides dans une roche identifient deux catégories de réser-
voirs : le milieu poreux et le milieu fissuré. Un réservoir est homogène lorsque ses caractéris-
tiques physiques (granulométrie ou fissuration, par exemple) sont constantes dans la direction de
l’écoulement des eaux souterraines. Or, cette condition est rarement observée. Le cas contraire,
l’hétérogénéité, conséquence de la structure géologique, est le plus fréquent. En effet, les études
sur la stratigraphie et la tectonique sont fondées sur les discontinuités des formations constituant
le sous-sol. Déjà reconnue comme la règle générale en milieu fissuré (calcaires, granites, etc.),
l’hétérogénéité a été identifiée en milieu poreux classique (sables, graviers, alluvions) par l’ap-
plication des méthodes modernes de caractérisations hydrogéologiques.
La question qui se pose : comment identifier ces hétérogénéités et quel moyen utilisons-nous
pour construire le modèle géologique du réservoir ?
Après analyse des données de diagraphies et examinen des carottes récupérées aux puits,
les lithofaciés sédimentaires représentatifs du réservoir seront connus. Un modèle stochastique
sera construit à partir de ces données et permettra de représenter les hétérogénéités du réservoir.
Nombreuses sont les méthodes géostatistques de modélisation des réservoirs [66]. En ce qui
concerne les fractures, les grandes failles sont repérées par l’étude sismique alors que les frac-
tures de taille moyenne voire petite ne sont pas détectées. De nos jours, les géologues génèrent
des cartes de réservoir à très haute résolution. Dans le cadre de cette thèse, nous utilisons des
cartes fournies par FRACA [33] pour les milieux fracturés et des cartes en pixel fournies par
FFT-MA [108] pour les milieux à fortes (ou modérés) hétérogénéités, isotrope localement, liées
à la longueur de corrélation choisie selon les axes d’orientations. Nous illustrons ces cartes sur
la figure (FIG. 3.3).
3.2 Validation des schémas numériques
3.2.1 Un état de l’art
Les modèles de gisement classiques calculent l’évolution de la production sur la base d’un
maillage standard du bloc représentatif du réservoir et d’un modèle classique à simple porosité
(ou simple milieu). Le passage de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir se fait de
deux manières : un changement d’échelle direct et un changement d’échelle en deux étapes.
Ces deux moyens cités sont detaillés dans la suite de cette partie. La démarche numérique pour
la résolution directe consiste à mailler finement le bloc représentatif du réservoir (FIG.3.2-I, à
gauche). Ainsi, nous obtenons une grille sur laquelle l’écoulement est décrit par les équations
de Darcy (Eq. 1.2 à Eq. 1.5). Ce mode de résolution numérique directe permet à priori le pas-
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FIG. 3.3 – Deux types de milieux poreux classique : hétérogène (ligne en haut) et fracturé (ligne
en bas).
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sage en une seule étape de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir (FIG.3.2-I). Ce mode
de changement d’échelle est contraint par la complexité des objets que nous traitons et par la
taille du réservoir. Un maillage fin correspondant à l’ouverture des fractures pour l’ensemble du
réservoir est en général impossible sans compter le temps important de la simulation directe.
La plupart des simulateurs d’écoulement en réservoirs fracturés sont basés sur des mo-
dèles macroscopiques communément appelés modèles à double porosité (matrice - fracture).
Ce concept a été introduit pour la première fois par Barrenblatt et Zeltov en 1960 [15], puis
développé par Warren et Root en 1963 [132]. Il a fait l’objet de nombreuses études pour mieux
le décrire [100, 120, 69, 50, 39, 27]. Dans ce travail nous utilisons plus particulièrement le tra-
vail de Quintard et Whitaker [133, 103, 105, 106] qui ont récemment développé un modèle à
deux équations quasi-stationnaire suivant une méthode de prise de moyenne volumique. Ce mo-
dèle, à double milieu, a été développé dans le cadre de la problématique générale du transport
en milieu poreux hétérogène. L’avantage de cette approche est de fournir une forme fermée des
équations macroscopiques et d’offrir un moyen de paramétrage ou de calcul des paramètres ma-
croscopiques en fonction de la représentation à petite échelle. Sur cette base, plusieurs études
ont été faites pour résoudre les problèmes de fermeture [61] associés permettant d’identifier
ces paramètres macroscopique, citons les travaux de Granet [59], de Landereau [79, 76, 78], de
Caillabet [35] et plusieurs d’autres [10, 98, 97] et qui seront largement utilisés dans notre travail.
En termes numériques, ce modèle à double milieu repose sur la superposition de deux
maillages identiques (FIG.3.4). Des équations de transport sont résolues sur chaque grille, une
pour le système fracturés, l’autre pour le système matriciel, et des termes d’échanges appa-
raissent dans chaque équation caractérisés par un coefficient d’échange α.
3.2.2 Validation
Le but de cette partie est la validation des schémas numériques utilisés avant de passer à
l’étape de l’exploitation. Dans l’annexe B, nous détaillons la discrétisation spatiale (schéma à
5 ou 9 points), la discrétisation temporelle et le critère de stabilité. Ces schémas numériques
se basent sur une grille cartésienne régulière (ou irrégulier δx 6= δy). Pour le modèle simple
milieu (1φ/1K), chaque maille numérique contient un seul type de milieu (matrice ou bien frac-
ture). Cette contrainte est dûe aux conditions d’application de la loi de Darcy à l’échelle de la
maille. Pour le modèle double milieu (2φ/2K), deux mailles numériques seront supperposées et
connectées par un terme d’échange α : une maille pour la région matricielle équivalente carac-
térisée par une perméabilité équivalente Kmm et une maille pour la région fracturée équivalente
caractérisée par une perméabilité équivalente K f f . Ces termes pétrophysiques (α, Kmm, K f f )
sont obtenus en résolvant le problème de fermeture détaillé au chapitre 3. Nous montrons ci
dessous quelques tests synthétiques de validation des schémas numériques utilisés.





FIG. 3.4 – Modèle à double porosité (modèle à double milieu). Deux grilles superposées : grille
matrice et grille fracture.
3.2.2.1 Relaxation de la pression dans un bloc matriciel (cas 1D)
Considérons un bloc matriciel de taille L et de perméabilité Km entouré par deux fractures
sur les bords gauche et droite. Nous partons d’une pression nodale initiale dans la matrice qui
vaut l’unité pour t = 0. Nous appliquons des conditions aux limites (CL) mixtes :
• Sur les bords haut et bas, les bords sont considérés imperméables (CL du type Neumann,
flux = 0).
• Sur les bords droit et gauche, nous avons une pression nulle dans les fractures (CL du
type Dirichlet, pression = 0).
Pour ce cas, nous pouvons développer une solution analytique pour l’évolution de la pression
















Nous représentons sur le même graphe (FIG. 3.5) les solutions analytique et numériques, par
le biais de Matlab, pour une grille de 50x50, 100x100 et 200x200 ainsi que la cartographie du
champ de pression correspondant à ce type d’écoulement confiné. Ces résultats, notamment le
bon accord avec la solution analytique, valident la méthode numérique utilisée.
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FIG. 3.5 – Convergence numérique et validation avec la solution analytique- cas 1D
3.2.2.2 Evolution de la pression par colonne en milieu homogène (cas 1D)
Considérant un bloc homogène de taille L et de perméabilité K. Nous partons d’une pres-
sion nodale initiale qui vaut zéro pour t = 0. Nous appliquons des conditions aux limites (CL)
mixtes :
• Sur les bords haut et bas, nous appliquons des CL du type Neumann (flux = 0).
• Sur le bord gauche, nous appliquons une pression unité et sur le bord droite une pression
nulle.
Nous laissons le système évoluer et nous estimons au cours du temps la pression moyenne
par colonne verticale, chaque pas de 20 mailles par exemple, sachant que nous avons une grille
200x200 mailles. La cartographie du champ de pression correspondant à ce type d’écoulement
confiné est illustrée sur la figure (FIG. 3.6). Là encore, on obtient un bon accord avec la solution
attendue pour ce type de problème.
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FIG. 3.6 – Evolution de la pression par colonne en milieu homogène (cas 1D)
3.2.2.3 Relaxation de pression dans un bloc matriciel (cas 2D)
Considérons un bloc matriciel de dimension LxL et de perméabilité Km, entouré par des
fractures sur ses quatre bords. Nous partons d’une pression nodale initiale qui vaut ”1” dans la
matrice. La pression est maintenue nulle dans les fractures. Nous laissons le milieu évoluer et
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FIG. 3.7 – Relaxation de la pression dans un bloc homogène (cas 2D)
Nous représentons sur le même graphe (FIG. 3.7) la relaxation de la pression moyenne esti-
mée, pour ce domaine, par plusieurs auteurs [70, 132, 78] ainsi que la solution de référence et
la convergence numérique du schéma adopté. Une cartographie du champ de pression illustre
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la repartition spatiale de la pression pour ce type de conditions limites. Nous remarquons que
Kazemi et al. [70] surestiment la pression moyenne de relaxation alors que les autres méthodes
se rapprochent du résultat de référence. Landereau a particulièrement discuté dans sa thèse [77]
les éléments de comparaison entre les diverses estimations des coefficients d’échange. On ne
reviendra pas sur cette discussion, les résultats présentés ci-dessus sont seulement une illustra-
tion de la validité des choix numériques (classiques) adoptés. Plusieurs autres tests de validation
ont été effectués, également dans le contexte de l’évaluation des propriétés effectives (perméa-
mètre, CL de Bamberger et problèmes de fermeture). Ces derniers seront évoqués au cours de
ce chapitre 3.
3.3 Comparaison entre les différentes techniques de calcul de
la perméabilité équivalente
Cette partie a pour objectifs :
1. De présenter quelques résultats concernant le calcul de la perméabilité dans la région
matricielle et la région fracturée, des termes croisés matrice/fracture et du coefficient
d’échange matrice fracture à l’échelle unité et à l’échelle du bloc de réservoir,
2. De comparer les résultats de calcul de la perméabilité équivalente obtenus par le biais des
différentes techniques présentées au chapitre 2 et à différentes échelles.
Cette partie sera divisée en trois sous-parties. La première consiste à valider trois des tech-
niques de calcul de la perméabilité présentées au chapitre 2. La deuxième consiste à résoudre le
problème de fermeture (Quintard et Whitaker [105]) et tirer tous les paramètres pétrophysiques
à l’échelle unité et l’échelle du bloc. La troisième consiste à comparer la méthode du problème
de fermeture avec celle du perméamètre pour le même milieu fracturé à différentes échelles.
Nous concluons cette partie par une synthèse générale concernant ces trois techniques de calcul
de la perméabilité.
3.3.1 Validation des techniques
Pour valider les trois techniques qui diffèrent par les conditions aux limites appliquées (per-
méamètre, gradient et périodique) et par le modèle d’écoulement (simple milieu et double mi-
lieu), nous calculons la perméabilité équivalente pour un milieu stratifié (2 couches). La per-
méabilité de la strate haute vaut 100 Darcy alors que celle de la strate en dessous vaut 1D.
La perméabilité équivalente est un tenseur diagonal. Les composantes diagonales de ce tenseur
sont : Kxxeq = 50.5D et K
yy
eq = 1.98D. Les trois techniques (perméamètre, gradient et périodique)
donnent la même valeur pour Kxxeq qui n’est autre que la moyenne arithmétique de la perméa-
bilité des strates formant le milieu. Tandis que la méthode à condition limite de type gradient
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surestime la composante Kyyeq , qui vaut 2.83D, obtenue par contre par les deux autres méthodes
et qui n’est autre que la moyenne harmonique de la perméabilité des strates formant ce milieu.
Nous avons aussi étudié le cas d’un milieu fracturé caractérisé par : Km = 1 D ; K f = 100 D.
La fraction volumique des fractures est de l’ordre de 10%. La perméabilité équivalente obtenue
par ces trois techniques est marquée dans le tableau (Tab. 3.1). Nous discutons ces résultats dans
la troisième sous-partie (Comparaison et synthèse).
TAB. 3.1 – Perméabilité équivalente calculée suivant trois techniques qui diffèrent par les condi-
tions limites : perméamètre, gradient et périodique.
Perméabilité équivalente Kxxeq K
yy
eq Kxyeq
Perméamètre 6.4 5.1 0.07
Gradient 6.7 4.9 0.06
Périodique 6.2 4.6 −0.03
A signaler que la méthode perméamètre développée au cours de cette thèse doit à l’exemple
de bi-couche incliné à 45 degrès où les pressions aux bords haut et bas ne sont pas les mêmes.
Cet exemple est illustré sur la figure (FIG. 3.8) et montre la cartographie du champ de pression
en régime stationnaire.
3.3.2 Résultats
Dans cette sous-partie, nous présentons un exemple de calcul des paramètres physiques,
perméabilités équivalentes et coefficient d’échange, pour le milieu poreux présenté sur la figure
(FIG. 3.9 ). Les résultats sont reportés dans les tableaux (Tab. 3.2, Tab. 3.3), à l’échelle du bloc
et à l’échelle unité. Le milieu fracturé est caractérisé par : Km = 10−10m2 ; K f = 10−7m2. La
fraction volumique des fractures est de l’ordre de 15%. Ces résultats sont obtenus en résolvant le
problème de fermeture de Quintard et Whitaker [105] à l’échelle unité et à l’échelle du bloc de
réservoir à partir des données à l’échelle locale. Il s’agit ici d’un mode de changement d’échelle
direct (non séquentiel) que ce soit pour le passage de l’échelle locale à l’échelle du bloc ou
bien de l’échelle locale à l’échelle unité. Le but de ce calcul est de montrer la variabilité et la
dépendance des paramètres pétrophysiques avec l’échelle d’observation.
3.3.3 Comparaison et synthèse
Pour ce milieu présenté dans la sous-partie (Résultats), nous présentons également une com-
paraison entre les résultats numériques pour les tenseurs de perméabilité équivalente obtenus
suivant les conditions limites du type perméamètre ou du type périodique (voir Tab. 3.4). Les
résultats que nous montrons dans les tableaux (Tab. 3.1 et Tab. 3.4) appellent les remarques sui-
vantes. Des différences sensibles sont observées entre les résultats obtenus avec les différentes
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FIG. 3.8 – Pression aux bords haut et bas pour un milieu bi-couche incliné à 45 degrés et
cartographie de la pression en régime stationnaire pour un écoulement confiné horizontal.










bloc 5.875 10−9 6.401 10−9 −4.088 10−11 8.481 10−11 8.480 10−11 0
SS1 6.314 10−9 6.804 10−9 −3.662 10−11 8.405 10−11 8.406 10−11 0
SS2 5.614 10−9 5.278 10−9 −4.146 10−10 8.516 10−11 8.516 10−11 0
SS3 6.069 10−9 6.4925 10−9 −3.863 10−10 8.468 10−11 8.468 10−11 0
SS4 4.989 10−9 6.741 10−9 −8.819 10−11 8.533 10−11 8.533 10−11 0





f m α φm φ f
bloc 9.308 10−12 8.784 10−12 4.442 10−14 6.417 10−7 0.84815 0.15185
SS1 9.619 10−12 9.138 10−12 3.504 10−14 7.149 10−7 0.8406 0.1594
SS2 9.214 10−12 9.551 10−12 4.159 10−13 6.257 10−7 0.8517 0.1483
SS3 9.241 10−12 8.385 10−12 3.863 10−13 7.003 10−7 0.8469 0.1531
SS4 9.671 10−12 7.919 10−12 8.037 10−14 6.245 10−7 0.8534 0.1466
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conditions aux limites. On peut avancer l’explication suivante : le changement des conditions
aux limites conduit à sélectionner un réseau percolant différent. Ceci bien entendu, tant que la
taille du bloc étudié ne correspond pas au Volume Elementaire Représentatif (VER). Ceci est
toujours vrai tant que la taille du milieu en étude ne correspond pas au Volume Elementaire
Représentative (VER) traité au chapitre 4. Cette variabilité du réseau fracturé percolant suivant
les conditions limites appliquées est à l’origine de la différence entre les résultats de calcul de
la perméabilité équivalente.
partition en unité
FIG. 3.9 – De gauche à droite : nous montrons le milieu fracturé, la partition du milieu en 4
unités et la cartographie du champs de pression en régime stationnaire à l’échelle du bloc de
réservoir pour un changement d’échelle direct à partir de l’échelle locale.
TAB. 3.4 – Perméabilité équivalente : perméamètre (Kperm), périodique (Kperi)
Kxxperm K
yy





bloc 6.122 10−9 6.605 10−9 3.067 10−11 5.978 10−9 6.506 10−9 −4.364 10−11
SS1 6.246 10−9 6.685 10−9 1.749 10−11 6.474 10−9 6.906 10−9 −3.655 10−11
SS2 6.678 10−9 5.068 10−9 1.795 10−10 5.718 10−9 5.383 10−9 −4.137 10−10
SS3 6.234 10−9 7.323 10−9 1.438 10−10 6.174 10−9 7.027−9 −3.854 10−10
SS4 5.094 10−9 6.825 10−9 1.997 10−11 5.095 10−9 6.843 10−9 −8.703 10−11
3.4 Changement d’échelle : direct et séquentiel
3.4.1 Généralité
Compte tenu des différentes sources de données (sismique, logging, carotte, well-test, affleu-
rement, etc...), nous supposons que nous avons des informations exhaustives à l’échelle locale.
A noter que les essais de puits (well-test) ne sont pas étudiés dans le cadre de cette thèse mais
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une synthèse bibliographique est présentée dans l’annexe C. Nous avons besoin d’identifier ces
paramètres pétrophysiques à l’échelle de la maille numérique du réservoir que nous appelons
’échelle bloc’. Cette maille numérique est définie par l’ingénieur de réservoir et sa taille varie
entre 100 et 500 mètres, horizontalement.
Moyenner les données connues à l’échelle locale où la taille de la maille est centimétrique
pour identifier les paramètres pétrophysiques à l’échelle bloc (100− 500m) peut se faire de
deux façons : un changement d’échelle direct et un changement d’échelle séquentiel. La figure
((FIG. 3.10) illustre les deux stratégies de changement d’échelle envisagées pour identifier les
paramètres pétrophysiques dans la maille numérique du réservoir (Block-scale). La première
consiste à procéder à un changement direct de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir
(par exemple la maille numérique d’un modèle réservoir). La deuxième consiste à procéder à
un changement d’échelle séquentiel en deux étapes via l’échelle intermédiaire nommée échelle
"unité" (unités géologiques par exemple). Vu que nous étudions les écoulements au sein des
réservoirs fracturés, dès que la géométrie à traiter devient complexe et se densifie, il faut mailler
très fin afin de pouvoir appliquer Darcy à l’échelle locale. Dans ces conditions, la stratégie
de changement d’échelle direct va coûter cher en temps de calcul et en mémoire de stockage.
Dans le but de réduire l’impact de ces contraintes, nous allons procédé à un mode de change-
ment d’échelle séquentiel en deux étapes. On rappelle que Cela consiste à introduire une échelle
intermédiaire nommée “échelle unité” entre l’échelle locale et celle du bloc du réservoir. La pre-
mière étape consiste à établir des cartes de perméabilités et des cartes du coefficient d’échange
de masse α au niveau des unités. La deuxième étape consiste à moyenner ces propriétés obte-
nues à l’échelle unité pour tirer les propriétés pétrophysiques à l’échelle du bloc de réservoir.
A signaler que très peu de travaux ont étudié le changement d’échelle séquentiel. Nous
citons les travaux de Braester et Zeitoun [32] qui se sont intéressés à calculer le coefficient
d’échange à l’échelle bloc en partant des données à l’échelle unité. Les principaux objectifs de
cette partie sont :
• Validation de la faisabilité du changement d’échelle séquentiel.
• Convergence des résultats avec le changement d’échelle direct.
3.4.2 Cartes de perméabilités K et du coefficient d’échange matrice/fracture
α.
Le but de cette sous-partie est de présenter les résultats pour K et α à différentes échelles
d’observation. Nous nous limitons au cas du changement d’échelle séquentiel. Deux étapes sont
à accomplir. La première est d’indentifier K∗ et α à l’échelle unité pour différentes partitions
possibles. La deuxième est de moyenner l’écoulement à l’échelle unité pour calculer K et α∗
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FIG. 3.10 – Deux stratégies de changement d’échelle : 1) changement direct de l’échelle locale
à l’échelle bloc ; 2) changement d’échelle séquentiel en deux étapes via l’échelle intermédiaire
nommée échelle unité.
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à l’échelle du bloc de réservoir. Pour chacune de ces phases, nous rappelons les techniques
utilisées pour aboutir à ces résultats.
3.4.2.1 Paramètres pétrophysiques à l’échelle unité
L’écoulement adopté à l’échelle unité est décrit par les modèles à double milieu (2φ/2K)
classique. Nous rappelons le système d’équations quasi-stationnaire reformulé par Quintard et
Whitaker [105] et dont nous reprenons le développement dans l’annexe A.
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Pour identifier les paramètres de transfert (perméabilités et coefficient d’échange matrice-
fracture) à l’échelle unité, il suffit de résoudre les trois problèmes de fermetures que nous
présentons dans l’annexe A. Deux de ces problèmes de fermeture concernent la perméabi-
lité et le troisième concerne le coefficient d’échange de masse. Nous présentons un exemple
de calcul des cartes des paramètres pétrophysiques (perméabilités, coefficient d’échange) à
l’échelle unité à partir des données à l’échelle locale, pour le milieu fracturé caractérisé par :
Km = 10−10m2 ; K f = 10−7m2 ; ; φ f = 0.0927 ; le nombre total de brins fractures vaut 26538 et
de taille cumulée de 193.567m dont 13211 de brins de fractures sont suivant ox et de taille cu-
mulée de 109.221 et 13327 de brins de fractures sont suivant oy et de taille cumulée de 84.346.
Le nombre de mailles à l’échelle locale est 2048x2048 mailles. Nous avons défini plusieurs
partitions à l’échelle unité : 64x64, 32x32, 16x16, 8x8, 4x4 et 2x2. Les valeurs de perméabilités
et du coefficient d’échange de masse α établie pour chacune de ces partitions sont représentées
par des histogrammes (FIG. 3.11, FIG. 3.12, FIG. 3.13) et des nuages de points (FIG. 3.14,FIG.
3.15) en fonction de la taille de l’unité notée par d sur ces figures (équivalent à la notation lu).
En analysant les composantes Kxxf f ,K
yy
f f de la perméabilité du réseau de fractures à l’échelle
unité et pour différentes partitions, nous remarquons le phénomène suivant : au delà de la parti-
tion 32x32, une sorte de courbe bi-modale apparaît sur la figure (FIG. 3.12). Les valeurs faibles
de cette bi-modale correspondent à la perméabilité des réseaux fracturé non percolant alors ceux
importantes correspondent à la perméabilité des réseaux fracturés percolant dans le domaine.
Ce même phénomène est observé sur les composantes Kxxeq ,K
yy
eq de la perméabilité équivalente
dans chaque cellulle à l’échelle unité. De plus, nous remarquons que le coefficient d’échange α
est moins sensible que la perméabilité du réseau fracturé par rapport aux partitions à l’échelle
unité.
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FIG. 3.11 – Fréquence : Perméabilité équivalente Keq























































































FIG. 3.13 – Fréquence : Perméabilité Kmm et coefficient d’échange α
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FIG. 3.14 – Nuage : K f f et Kmm en fonction de la taille d (connue aussi par lu) à’échelle unité


















FIG. 3.15 – Nuage : Perméabilité équivalente K f f et α en fonction de la taille d (connue aussi
par lu) à’échelle unité
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3.4.2.2 Paramètres pétrophysiques à l’échelle bloc de réservoir
Une fois que les cartes de perméabilités et du coefficient d’échange sont établie à l’échelle
unité et pour différentes partitions, il faut moyenner l’écoulement à l’échelle unité pour ob-
tenir les paramètres pétrophysiques à l’échelle du bloc de réservoir. Ce changement d’échelle
de l’unité au bloc ne paraît pas évident car il faut passer du modèle double milieu classique à
l’échelle unité à un modèle double milieu (ou simple milieu) à l’échelle du bloc de réservoir.
Nous avons formulé, sous certaines conditions, un nouveau modèle double milieu à l’échelle
du bloc de réservoir. Le détail du calcul est présenté au chapitre 1. Nous avons écrit un nouveau
problème de fermeture dont nous rappelons les équations :
P˜f = b f .∇P f (3.5)
sachant que b f est défini par :
0 = ∇.
(
K∗f f .∇b f
)
+∇.K∗f f (3.6)




et, par suite, le tenseur de perméabilité effectif K f f du réseau fracturé à l’échelle du bloc de
réservoir vaut
K f f = {K∗f f }+{K∗f f .∇b f } (3.9)
Nous étudions le même exemple, présenté dans le paragraphe précédent, pour calculer la
perméabilité du réseau fracturé à l’échelle du bloc. Sur la figure (FIG.3.16), nous illustrons ce
changement d’échelle séquentiel de l’échelle locale à l’échelle du bloc de réservoir via l’échelle
unité. A gauche, nous montrons les cartes de la perméabilité et du coefficient d’échange au ni-
veau de l’échelle unité et pour différentes partitions possibles sous formes de nuage de points en
fonction de la taille lu de la cellule unité. A droite, nous montrons la perméabilité équivalente du
réseau fracturé calculée par différentes techniques en fonction de lu. Nous signalons que chaque
point sur ce graphe désigne une partition à l’échelle unité déterminé par sa taille lu.
Ce résultat appelle les remarques suivantes. Nous remarquons que notre méthode nommée
par ”Double-échelle” converge rapidement par rapport aux autres méthodes présentes dans la
litérature [36, 3, 114]. A partir de la partition 8x8 et pour des cellules plus grossières, nous
apercevons une convergence de toutes les méthodes. Ceci valide notre technique et nous offre
des informations précieuses pour identifier la taille optimale des cellulles à l’échelle unité (par-
tition) que nous appelons VER. La prédiction, ainsi que la confirmation, du VER sera traitée au
chapitre 4.
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FIG. 3.16 – Cette figure illustre le changement d’échelle séquentiel de l’échelle locale (local-
scale) à l’échelle du bloc de réservoir (block-ssale) via l’échelle unité (unit-scale). Les para-
mètres pétrophysiques (K,α) sont présentés à différentes échelles (unité, bloc).
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Chapitre 4
Percolation et Volume Elementaire
Représentatif
Ce chapitre discute le problème de percolation, qui est une caractéristique des milieux frac-
turés, et la problématique du volume élémentaire représentatif (VER). Il s’articule autour de
deux parties. La première partie se focalise sur la percolation dans les milieux fracturés. Après
une étude bibliographique du sujet, nous présentons deux méthodes de détection de l’amas per-
colant de fractures (backbone). La deuxième partie s’intéresse à la problématique du volume
élémentaire représentatif (VER) pour les milieux fracturés. Nous définissons la notion du VER
et nous présentons les différentes approches, présentes dans la littérature, qui tentent à l’identi-
fier. Nous développons ensuite une méthodologie pratique de prédiction et de confirmation d’un
volume élémentaire représentatif.
4.1 Percolation
Cette partie a pour but de faire un état de l’art des méthodes existantes pour générer et
identifier l’amas percolant. Nous discutons l’aspect de percolation et nous développons ensuite
deux techniques pour identifier le réseau fracturé percolant (backbone).
4.1.1 Impact des fractures sur les problèmes actuels
Les fractures sont omniprésentes dans le sous-sol et résultent des contraintes structurales et
tectoniques. Leurs présence crée une discontinuité dans les propriétés hydrauliques et forment
des chemins de circulation préférentielle des fluides souterrains. Ces fractures augmentent la vi-
tesse d’écoulement des fluides ce qui favorise les transferts de masse et d’énergie. Les fractures
ont un impact sur plusieurs problèmes actuels tels que :
• la protection et la contamination des eaux souterraines en milieu fracturé,
• l’entrepôt des déchets radioactifs en profondeur,
• l’exploitation des champs prétroliers,
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• l’étude des réservoirs géothermiques.
Il est quasi impossible de construire le schéma du réseau fracturé présent dans un domaine
en sous-sol. Par contre, des études poussées [82, 46] nous permettent d’identifier plusieurs fac-
teurs dont la densité des fractures, leurs dimensions, leur orientation et leur connexion. L’iden-
tification et la génération des réseaux fracturés font l’objet de plusieurs travaux présent dans la
littérature [34, 49].
4.1.2 Etat de l’art
La percolation est le paradigme des modèles de la physique statistique comtemporaine
[116, 126]. Non seulement, la percolation illustre parfaitement le phénomène de transition de
phases, mais elle s’applique dans de nombreux autres domaines tels que l’état solide, la chimie,
la biologie, l’environnement, la physique nucléaire, l’épidémiologie, etc. . . Le modèle de per-
colation le plus simple est défini sur un réseau carré. Nous pouvons y déposer des ’particules’
soit sur les sites, soit sur les liens comme illustré par la figure (FIG. 4.1). Nous désignons par :
• p la densité des liens présents dans le domaine,
• p∞ la probabilité de trouver un chemin qui traverse tout le réseau,
• pc le seuil de percolation.
sites Liens
FIG. 4.1 – Percolation par sites et percolation par liens
Si l’on mesure cette probabilité p∞ (FIG. 4.2) en fonction du taux d’occupation p et du seuil
de percolation pc, on trouve :
p∞ = 0 pour p < pc (4.1)
p∞ = (p− pc)β pour p > pc (4.2)





FIG. 4.2 – Probabilité p∞ d’avoir un chemin percolant.
d’où nous définissons le seuil de percolation pc comme étant le taux minimal de présence des
liens (brins de fractures) dans le domaine à partir duquel nous trouvons au moins un chemin
qui traverse tout le domaine (p∞ 6= 0). Au seuil de percolation, il existe donc un amas de parti-
cules qui s’étend à travers tout le réseau. La structure des amas de percolation est extrêmement
tortueuse.
D’une manière générale, les seuils de percolation pc diminuent lorsque la dimension D
augmente (Stauffer [126]). Le seuil diminue également lorsque la connectivité z du réseau aug-
mente. Peu de seuils sont connus exactement. Dans la plupart des cas, il faut donc déterminer
numériquement les seuils de percolations. Dans le tableau ci-dessous, les valeurs des seuils sont
donnés pour divers réseaux [126].
TAB. 4.1 – Seuil de percolation pc en fonction du réseau, la dimension D et la connexité z
Réseau D z pc(sites) pc(liens)
nid d’abeille 2 3 0.6962 0.6527
carré 2 4 0.592746 0.500
triangulaire 2 6 0.500 0.34729
cubique 3 6 0.3116 0.2488
hypercubique 4 8 0.197 0.1601
hypercubique 5 10 0.141 0.1182
hypercubique 6 12 0.107 0.0942
hypercubique 7 14 0.089 0.0787
A noter que la définition de l’amas percolant dépend aussi des conditions aux bords. Nous
distinguons entre les amas qui ne connectent que deux bords et les amas qui connectent les
quatre bords. Cet aspect est discuté dans le papier de Reynolds et al. [115] qui les désignent
par R2 et R4 pour la connection de 2 ou 4 bords. En tenant compte de ces aspects de bords
de type R2 ou R4, le seuil de percolation pc ne sera pas le même. Les travaux de Dreuzy [49]
et de Darcel [44] discutent largement l’impact du bord, la génération des réseaux fracturés,
la détection de l’amas infini pour différentes lois spatiales de distribution et l’impact sur les
propriétés hydrauliques.
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4.1.3 Méthodes de détermination de l’amas percolant
En 2D les fractures sont modélisées par des segments de droites [81] alors qu’en 3D elles
sont représentées par des surfaces planes : polygones [27, 8], disques [34] ou ellipses [49].
Nous citons le logiciel FRACA [27, 122] qui modèlise des réseaux de fractures en 3D au sein
de réservoirs pétroliers en se basant sur des données diverses (sismique, affleurement, well-test,
logging, etc...). La figure (FIG. 4.3) montre le type de réseaux de fractures générés par FRACA.
Avant de procéder à la détermination de l’amas percolant, nous discutons les méthodes de
génération du réseau fracturé. Cinq paramètres caractérisent les milieux fracturés : la densité
de fracturation, la distribution spatiale, l’orientation, la longueur et l’ouverture. Ces paramètres
sont identifiés comme suit :
• La densité de fracturation est donnée en nombre de fractures ou bien en longueur cumulée
par unité de longueur ou de surface.Odling [101] a beaucoup travaillé sur ce sujet comme
d’autres auteurs [110, 81, 24] mais plus précisement sur la corrélation entre le nombre et
la longueur des fractures. En étudiant le champ de ”Tayma - Saudi Arabia”, il a obtenu
une pente de ”-2.34” en échelle logarithmique pour l’évolution du nombre de fractures en
fonction de la longeur.
• Dans la majorité des cas, nous utilisons le centre de la fracture pour représenter sa posi-
tion spatialement. Trois distributions spatiales sont possibles : aléatoire, fractale et pois-
sonienne. La majorité des travaux présentés dans la littérature adoptent une loi de dis-
tribution poissonienne [82, 34, 49]. Dans un contexte pétrolier, les grandes failles sont
localisées par la sismique alors que les petites et moyennes fractures sont placées suivant
une loi de poisson combinée à la déformation graduelle développée par Hu [66] et suivent
les directions principales des failles.
• La distribution des orientations des fractures est contrainte par les directions préféren-
tielles observées sur les affleurements.
• La longueur des fractures suit souvent une loi de distribution lognormale [82, 34] ou bien
une loi puissance [46, 101].
• L’ouverture de la fracture a un impact direct sur ses propriétés hydrauliques. C’est un des
paramètres le plus difficile à estimer. Dans la littérature, la loi de puissance et celle lognor-
male sont le plus souvent utilisées pour générer une distribution de l’ouverture moyenne
des fractures.
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FIG. 4.3 – Réseaux de fractures en 3D générés par le logiciel FRACA développé à l’Institut
Français du Pétrole.
Une fois le réseau fracturé généré, nous sommes amenés à identifier l’amas percolant appelé
aussi ”backbone” ou bien amas infini. Plusieurs méthodes existent dans la littérature et servent
à identifier l’amas percolant suivant des conditions de type R2 ou bien R4. Les travaux les plus
connus sont ceux de Hoshen et al. [65, 64], Robinson [116], Stauffer [126], Davy [46], etc...
Après avoir présenté tous ces paramètres qui permettent de générer le réseau de fractures,
nous nous intéressons à la détermination de l’amas percolant. Nous avons développé deux mé-
thodes. La première est purement géométrique et basée sur l’algorithme de Hoshen et al. [65, 64]
alors que la deuxième, originale, est basée sur l’interprétation des paramètres qui figurent dans
le problème de fermeture écrit par Quintard et Whitaker [105]. La méthodologie de chacune de
ces méthodes est présentée brièvement comme suit :
• La première méthode nécessite brièvement une connaissance des liens établis entre les
fractures présentes dans le domaine. Ayant ce fichier de continuité pour les fractures, il
suffit d’améliorer l’algorithme défini par Hoshen et al. [65, 64] pour identifier les amas
de fractures présents dans le domaine. Nous pourrons distinguer : amas infini et amas
isolé. L’exemple que nous montrons sur la figure (FIG. 4.1.3, à gauche) illustre ces deux
aspects d’amas. Pour les conditions aux bords de type R4, les fractures en couleur noire
appartiennent à l’amas percolant (ou infini) et elles présentées en couleur blanche corres-
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pondent à des amas isolés 1.
• La deuxième méthode n’est pas géométrique et ne nécessite pas un traitement explicite
des liens établis entre les fractures. C’est une nouvelle méthode qui se base sur le pro-
blème de fermeture de Quintard et Whitaker [105]. Elle est basée sur une représentation
du milieu fracturé par des pixels. Comme nous l’avons déjà mentionné, trois problème de
fermeture ont été écris par Quintard et Whitaker [105] (annexe A). Nous nous intéressons
au troisième problème de fermeture concernant le coefficient d’échange matrice/fracture.
Une interprétation du champ ”s” nous permet d’avoir des informations importantes sur
les différents types d’amas. Le paramètre ”s” est l’équivalent d’un potentiel dans les frac-
tures. En d’autre terme, une valeur faible de ”s” (voire nulle) indique que la fracture
appartient à l’amas percolant alors que pour des valeurs de ”s” plus importantes (]0,2])
la fracture appartient à l’amas isolé. Sur la figure ((FIG. 4.1.3, à droite), nous montrons
le champs ”s” suivant un filtre bien défini pour des conditions aux limites de type pério-
dique. Nous remarquons que les fractures à haut potentiel de ”s” forment l’amas isolé de
ce réseau.
Concernant cette deuxième méthode, nous avons seulement effectué un test rapide pour
montrer la possibilité de détecter les amas percolant et isolé du réseau fracturé. Il reste mainte-
nant à développer davantage cette méthode dans une perspective plus large et sur des réseaux
de fractures déstructurés.
4.1.4 Amas percolant et perméabilité du réseau de fractures
Nous signalons que beaucoup de travaux ont étudié la caractérisation des réseaux de frac-
tures et ses conséquences sur les propriétés hydrauliques du milieu. Les études récentes sont
celles de Davy [48, 47], de Dreuzy [49] et de Darcel [44].
Dans le cadre de la percolation, nous nous sommes intéressés particulièrement à l’impact
de la densité de fracturation sur la perméabilité du réseau de fractures. Ci dessous, nous pré-
sentons un exemple de calcul de la perméabilité du réseau de fractures à l’échelle unité en
fonction de la fraction volumique des fractures φf pour différentes réalisations du réseau frac-
turé (grain ou bien Seed). Pour cet exemple, nous avons ”gelé” l’ouverture des fractures. Ceci
veut dire que la fraction volumique équivaut au produit de la densité de fracturation par unité
de surface que l’ouverture des fractures. Pour chaque ”grain” choisi, nous construisons le mi-
1On voit que, tout en effectuant le calcul du paramètre d’échange, on obtient bien avec la deuxième méthode
des informations sur les propriétés de percolation du système. L’amas isolé blanc (fig. de gauche) disparaît dans
le cas de la deuxième méthode car les conditions de périodicité le rattache à l’amas percolant. on pourrait, comme
d’habitude, obtenir un résultat différent avec d’autres conditions aux limites, comme nous l’avons montré avec la
discussion sur les perméamètres.
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FIG. 4.4 – Deux méthodes pour détecter l’amas percolant et l’amas isolé d’un reseau de frac-
tures. A gauche, nous montrons l’amas percolant (en noir) et l’amas isolé (en blanc) par le biais
de la méthode géométrique et pour des conditions aux bords de type R4. A droite, l’amas isolé
est détecté par l’interprétation du problème de fermeture de Quintard et Whitaker [105] pour
des conditions aux bords de type périodique (voir note).
lieu fracturé 1000x1000 mailles à partir de 100 unités. Le milieu fracturé est caractérisé par :
Km = 10−10m2 ; K f = 10−7m2. Nous varions la probabilité p de présence des brins de fractures
pour chaque réalisation de réseau à l’échelle unité ce qui par conséquent change la fraction vo-
lumique φf dans chacune des cellules unité. La figure (FIG. 4.5), tracée en semi-log, illustre la
variation de la perméabilité du réseau de fracture en fonction de la fraction volumique (ou bien
la densité de fracturation à un terme près) pour différentes réalisations (grain ou bien Seed). A
noter que la génération des différentes réalisations est une sorte de méthode Monte-carlo utilisée
dans le cas des milieux de taille finie. Ce résultat appele les réflexions suivantes :
• Nous observons deux familles de nuages de points qui correspondent aux zones perco-
lantes (p > pc) pour les grandes valeurs de perméabilité et aux zones non percolantes
(p < pc) pour les faibles valeurs de perméabilité du réseau fracturé.
• Pour chaque réalisation (grain ou bien Seed), nous observons une fraction volumique cri-
tique de fractures à partir de laquelle nous passons d’un milieu non percolant à un milieu
percolant. Ceci veut dire que, pour un milieu fini, le seuil de percolation n’est pas le même
pour différentes réalisations. Pour cet exemple ( et pour une ouverture des fractures sup-
posée constante), la zone de fraction volumique de fractures φf qui correspond au seuil
de percolation est située entre 8% et 10% .
Ce résultat est très important pour le choix de la partition à l’échelle unité pour un bloc de
réservoir. La taille optimale de la cellulle unité correspond au volume élémentaire représentatif
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(VER) pratique que nous étudions dans le paragraphe qui suit.
















FIG. 4.5 – Variation de la perméabilité du réseau fracturé Kxxf f en fonction de la fraction volu-
mique φ f des fractures pour différents milieux (Seed).
4.2 Volume Elementaire Représentatif (VER)
Le V.E.R a été défini dans le chapitre précédent comme la taille minimale requise qui permet
de calculer une propriété effective relativement indépendante de la méthode et de la réalisation
choisie. Cette notion est importante pour l’ingénieur de réservoir comme nous l’expliquons
ci-dessous.
Pour des raisons de faisabilité et de coût de calcul de la simulation, l’ingénieur réservoir est
amené à choisir des blocs de maillage d’échelle métrique, entre 100 et 300 m. Ce découpage en
maille du réservoir est défini très souvent, en général, par un ingénieur de réservoir sans aucun
critère quantitatif précis. la seule contrainte impérative que rencontre l’ingénieur de réservoir
est la capacité maximale en nombre de mùailles que son calculateur admet. Le but de cette
partie est de raccorder cette problématique du choix de la maille de modèle numérique à des
considérations physiques autour du VER. cela nécessitera la mise en place d’une méthode de
prédiction et de confirmation du choix du VER.
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4.2.1 Etat de l’art
Pour assurer l’homogénéisation, un volume élémentaire représentatif (VER) doit être éta-
bli. Le VER est défini comme étant un volume minimum à partir duquel le(s) paramètre(s)
physique que nous fixons cessent de fluctuer (Bear [17]). Le concept de VER reste un sujet
de grande discussion. Le travail théorique et expérimental de Snow [125] a montré qu’il n’y a
aucune garantie qu’un tel VER existe pour chaque système perméable, et, la perméabilité de la
roche fracturée peut croître avec le volume examiné. Clauser [41] a montré à partir de données
de laboratoire et de champs que la perméabilité des formations cristallines fracturées augmente
avec la taille de l’échelle d’observation sur le champ. Neuman [93] conteste l’existence du VER
et confirme que la variation de la perméabilité augmente avec la taille de l’échelle d’observa-
tion. En outre, Neuman [94] a développé une expression décrivant la perméabilité effective en
fonction de la taille de l’échelle d’observation. D’autre part, Margolin et al. [85] ont développé
une expression différente qui assume que la variation de la perméabilité équivalente diminue
avec la taille de l’échelle d’observation. Les travaux de Toth [130] ont prouvé que la valeur du
paramètre physique fixé cesse de fluctuer à partir de différentes volumes tout en indiquant que
le VER peut exister à différentes échelles d’observation. D’un point de vue de nos applications,
c’est cette dernière notions qui nous intéresse puisqu’il ne s’agit pas d’homogénéiser la totalité
du réservoir, mais plutôt de faire une homogénéisation locale, les hétérogénéités à plus grande
échelle étant conservées dans l’analyse.
En général, nous pouvons dire qu’un système hétérogène de dimension donnée se comporte
comme un système homogène équivalent quand la variation du paramètre physique choisi (per-
méabilité) devient faible voire insignifiante.
Long et al. [82] mettent en valeur les paramètres géométriques ( densité de fracturation, loi
de distribution des fractures, carte d’orientation et loi de distribution des fractures) qui ont un
impact direct sur le choix du VER. En outre, ils montrent que la taille du VER doit être plus
grande que la longueur de corrélation des fractures afin de fournir un bonne statistique de la
population des fissures sans aucune dépendance des propriétés physiques d’une des fractures
appartenant à la population.
4.2.2 Prédiction et Confirmation du VER
Le but de ce paragraphe est de décrire une méthodologie de prédiction et du confirmation
du VER. En partant des données à l’échelle locale, nous nous intéressons à la détermination la
taille optimale de la cellule à l’échelle unité que nous appelons VER. Nous adoptons des parti-
tions uniformes à l’échelle unité, et, par suite, une taille unique de cellule. Cette taille optimale
nommée VER répond à des critères de convergence des paramètres pétrophysiques à l’échelle
du bloc de réservoir [17]. Nous décrivons, ci dessous, la démarche nécessaire pour déterminer
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la taille optimale du VER. Cette démarche comporte deux étapes :
• La première phase, appelée phase de prédiction, dans laquelle nous estimons la taille du
VER à partir de certaines données spécifiques obtenues à l’échelle des sous-unités.
• La deuxième phase, appelée phase de confirmation, dans laquelle nous validons cette
taille optimale du VER en se basant sur les résultats obtenus à l’échelle du bloc de réser-
voir.
Nous notons que cette méthodologie de prédiction et de confirmation du VER a pu être
développée grâce au changement d’échelle séquentiel étudié dans le cadre de cette thèse.
4.2.2.1 Phase de prédiction du VER
Le but de cette phase est de prédire la taille optimale de la cellule à l’échelle unité dite VER
en utilisant uniquement les informations obtenues par le premier changement d’échelle. Dans
la première phase nommée phase de prédiction, nous allons étudier le comportement du coeffi-
cient d’échange de masse α et celui de la perméabilité du réseau de fractures K f f en fonction
de la taille de cellulle à l’échelle unité noté par du (parfois par lu). Vu que nous avons adopté des
partitions uniformes à l’échelle unité, chaque taille du correspond à une partition. Par exemple, à
du = 0.5 (resp. 0.25) correspond la partition 2x2 (resp. 4x4) à l’échelle unité. Et, par suite, nous
obtenons deux tailles optimales pour le VER : une taille qui répond au critère du coefficient
d’échange α et sera notée par VERα, et une autre taille qui répond au critère de la perméabilité
du réseau de fractures et sera noté par VERK .
Nous utilisons le même exemple présenté dans le paragraphe ”Changement d’échelle : direct
et séquentiel” du chapitre 3. Tout d’abord, nous calculons les cartes du coefficient d’échange
α et les cartes de la perméabilité équivalente à l’échelle unité et pour différentes partitions. Une
fois que ce premier changement d’échelle est accompli, nous pouvons par interpréter les résul-
tats obtenus.
Concernant VERα, nous nous basons sur les résultats obtenus dans le papier de Kfoury et
al. [73] traitant les aspects d’échange matrice/fracture. Nous montrons dans ce papier que le
coefficient d’échange α à l’échelle du bloc de réservoir part d’une valeur égale à la moyenne
arithmétique et converge asymptotiquement vers la moyenne harmonique des valeurs de αi
connues à l’échelle unité. Par conséquent, le coefficient d’échange α à l’échelle du bloc de
réservoir est toujours situé entre la moyenne arithmétique et harmonique de la distribution αi
à l’échelle unité. Ceci a un grand avantage car une stabilisation, voire une convergence, des
limites arithmétiques et harmoniques en agrandissant la taille de la cellule à l’échelle unité si-
gnifie une convergence voire stabilisation de α à l’échelle du bloc de réservoir. En analysant les
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résultats obtenus dans la figure (FIG. 4.6), nous remarquons que le VERα optimal correspond
à la taille de cellule du = 0.0625 à l’échelle unité provenant de la partition 16x16. Ce choix se
base sur deux données. La première donnée est l’erreur relative commise entre α16x16 et α2x2
qui est négligeable et confirme la convergence décrit ci-dessus. On notera que l’erreur relative
admiscible est définie par l’utilisateur. La deuxième donnée se base sur la faisabilité du premier
changement d’échelle qui donne plus d’avantage aux partitions plus fine à l’échelle unité.
Concernant le VERK , nous nous basons sur le résultat obtenu dans le paragraphe ”Amas
percolant et perméabilité du réseau de fractures” du chapitre 4. Nous devons respecter l’état de
percolation du réservoir à l’échelle unité. En analysant les résultats présentés sur la figure (FIG.
4.7), le VERK optimal correspond à la taille de cellule du = 0.125 à l’échelle unité provenant de
la partition 8x8. Ce dernier choix se base sur différents arguments. Nous remarquons que le bloc
de réservoir entier contient des réseaux de fractures percolants. Il suffit de regarder le résultat
présenté dans la figure (FIG. 4.7) pour les partitions grossières 2x2, 4x4 et 8x8 où leurs nuages
de points se concentrent dans la zone percolante du réseau fracturé. Par contre, en regardant
les nuages de points venant des partitions 16x16 et 32x32, nous observons de deux familles de
nuages qui correspondent aux réseaux fracturé percolants (forte valeur de K) et aux réseaux
fracturé non percolants (faible valeur de K) à l’échelle unité. Pour rester fidèle à la percolation
observée à l’échelle du bloc de réservoir, et dans le but de réduire toute perte d’information,
nous éliminons les partitions qui ne respectent pas l’état global de percolation du bloc de réser-
voir. Une question se pose : et si le réseau de fractures à l’échelle du bloc de réservoir n’est pas
percolant, quelle partition devrons-nous adopter ? Pour ce cas, nous observons la formation du
nuage de points bas correspondant aux réseaux de fractures non percolant (faible valeur de K)
pour les partitions grossières (2x2, 4x4,...). En adoptant des partitions plus fine, nous observons
la formation du nuage de points haut correspondant aux réseaux fracturé percolant (forte valeur
de K) à l’échelle unité que nous éliminons. Donc la réponse la plus évidente s’est que nous
choisissons la partition en unité où le réseau de fractures est non percolant.
Pour conclure cette étape, l’utilisateur doit gérer tous ces critères (erreur relative, percola-
tion) afin de prédimensionner le VER et réduire au maximum toute perte d’information. Nous
confirmons ce qui a déjà été dit à plusieurs reprises :
V ERα ≤ V ERK (4.3)
4.2.2.2 Phase de confirmation du VER
Une fois que la phase de prédiction est accomplie, nous passons à la deuxième phase pour
confirmer le choix du VER proposé. Nous avons introduit au chapitre 1 un nouveau modèle
double milieu à l’échelle du bloc de réservoir en partant du modèle double milieu classique de
Barenblatt et Zheltov [15]. Ceci nous a permis à écrire un nouveau problème de fermeture pour
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calculer la perméabilité équivalente du réseau de fractures à l’échelle du bloc de réservoir en
partant des cartes de perméabilité à l’échelle unité. Ces développements sont détaillés au cha-
pitre 1 pour le nouveau modèle double milieu et au chapitre 2 pour la méthodologie de calcul
de la perméabilité équivalente. Pour ces différentes partitions à l’échelle unité, nous calculons
la perméabilité équivalente du réseau de fractures à l’échelle du bloc de réservoir via le nou-
veau problème de fermeture (’double échelle’) et d’autres méthodes présente de la littérature
[36, 3, 114]. Le résultat est illustré sur la figure (FIG. 4.8). Nous remarquons que le choix du
VER correspondant à la partition 8x8, pour cet exemple, est acceptable pour les deux raisons
suivantes :
• L’erreur relative commise sur la perméabilité globale du réseau fracturé en partant de la
partition 2x2 ou bien de la partition 8x8 est très faible.
• Toutes les méthodes présentent dans la littérature convergent vers une même valeur de
perméabilité équivalente à partir du VER. Ce qui est le cas pour la partition 8x8.
Nous rappelons que la deuxième phase nommée phase de confirmation est utilisée pour
valider à la fois la méthodologie ainsi que le choix du VER. Pour la suite, nous notons que la
première phase est suffisante pour choisir la taille optimale de la partition à l’échelle unité qui
correspond au volume élémentaire représentative (VER).
4.2.2.3 Synthèse
Cette méthodologie offre aux ingénieurs de réservoir un moyen rapide et sûr d’interprêter
leurs calculs à une échelle précise pour valider ou non la taille de la grille choisie tout en
étant intégrée dans un algorithme de calcul des propriétés effectives qui serait mis en place
de toutes façons. Ceci a un impact direct sur les paramètres pétrophysiques à grande échelle
et par suite sur le calcul de la production via les grands simulateurs de réservoir (ATHOS,
ECLIPSE, MAFIC, etc...). Il suffit d’utiliser la phase de prédiction pour tester le choix d’une
grille numérique ou non. La phase de confirmation est utilisée pour valider cette méthodologie.
En outre, cette méthodologie est valable pour tout changement d’échelle à condition d’adopter
un modèle double milieu à l’échelle de départ et celle d’arrivée.
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FIG. 4.6 – Moyenne harmonique {αh} et moyenne arithmétique {αa} du coefficient d’échange
en fonction de la taille de la cellule unité du et pour différentes partitions























FIG. 4.7 – Variation de la perméabilité du réseau fracturé Kxxf f en fonction de la fraction volu-
mique φ f des fractures pour différentes partitions à l’échelle unité.
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FIG. 4.8 – Evolution de la perméabilité effective K f f du réseau fracturé à l’échelle du bloc de
réservoir en fonction de la taille de la cellule unité du en procédant par un changement d’échelle
séquentiel et pour différentes méthodes de résolution
Chapitre 5
Conclusion générale
Dans le cadre de cette thèse, nous avons étudié la problématique d’homogénéisation des
écoulements monophasiques pour des fluides faiblement compressibles en milieux poreux frac-
turés. Les différentes sources de données (sismique, diagraphie, essais de puits, carotte, affleure-
ment, etc...) imposent la définition de différentes échelles d’observation. Nous avons été amenés
à définir les échelles d’observations suivantes : échelle locale (ou physique) qui correspond à
l’ouverture des fractures, échelle unité (ou géologique) dont la taille de la maille est de l’ordre
de 5 à 100 mètres, et échelle du bloc de réservoir (ou maille numérique du réservoir) dont la
taille varie de 100 à 300 mètres.
Ensuite, nous avons rappelé les différents modèles d’écoulements existants dans la littéra-
ture et précisé les critères d’application de chacun de ces modèles. Ces critères dépendent de
la longueur de corrélation de chaque milieu formant le milieu hétérogène considéré ainsi que
des différents temps de relaxation ont été considérés un modèle d’écoulement simple milieu
généralisé (1φ/1K) et un modèle d’écoulement double milieu classique (2φ/2K) introduit par
Barenblatt et Zheltov [15] et développé par Warren et Root [132].
Sans évoquer les difficultés rencontrées pour construire un modèle géologique et les réseaux
de fractures du réservoir, nous avons supposé que des informations ”exhaustives” sont connues
à l’échelle locale. Dans le but d’identifier les paramètres pétrophysiques à l’échelle du bloc de
réservoir, à partir des données connues à l’échelle locale, nous avons défini deux stratégies. La
première stratégie consiste à procéder par un changement d’échelle direct de l’échelle locale
à l’échelle du bloc de réservoir. La deuxième stratégie consiste à procéder par un changement
d’échelle séquentiel via une échelle intermédiaire nommée échelle unité. Le but de cette thèse
était de voir la faisabilité de ce changement d’échelle séquentiel et de développer toutes les
méthodologies nécessaire pour aboutir à ce but. Par suite, le changement d’échelle séquentiel
constituera le noyau de cette thèse.
Les difficultés que nous avons rencontrées sont nombreuses. Nous pensons en premier lieu
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au choix du type de modèle d’écoulement qu’il faut adopter à chacune de ces échelles d’ob-
servation. Nous pensons également aux méthodes spécifiques à développer pour identifier les
paramètres de transfert qui découlent de chacun de ces modèles. Nous parlons enfin de la taille
optimale de la cellule à l’échelle unité et du coût d’un choix de partition à l’échelle unité en
terme de perte d’informations à l’échelle du bloc de réservoir.
A l’échelle locale, l’écoulement est décrit par un modèle simple milieu (1φ/1K). A l’échelle
unité, l’écoulement peut être décrit par un modèle simple milieu généralisé (1φ/1K) ou bien un
modèle double milieu classique (2φ/2K). Mais dans le cas d’un réservoir fracturé, un modèle
double milieu classique s’impose, au minimum, à l’échelle unité. Le problème qui se pose est
de moyenner l’écoulement double milieu classique adopté à l’échelle unité pour décrire le com-
portement des paramètres pétrophysiques à l’échelle du bloc de réservoir. Pour surmonter cet
obstacle, nous avons développé un nouveau modèle double milieu à l’échelle du bloc de réser-
voir qui moyenne les équations du modèle double milieu classique. Ce nouveau modèle double
milieu a été présenté au chapitre 1 et comporte deux systèmes d’équations en terme de pres-
sion moyenne et fluctuante. Une approche a été adoptée pour écrire une solution approchée
de ce problème (problème de fermeture). La résolution du problème de fermeture nous permet
d’estimer la perméabilité du réseau de fractures à l’échelle du bloc de réservoir.
Identifier les paramètres pétrophysiques (ou bien de transfert) qui découlent des différents
modèles d’écoulement et à différentes échelles d’observation, nécessitent le développement
de nouvelles approches qui prennent en compte la spécificité des milieux fracturés. Nous dé-
signons par paramètres pétrophysiques : la perméabilité absolue et le coefficient d’échange
matrice/fracture. Le chapitre 2 a été consacré à la description de toutes les approches d’identi-
fication des paramètres pétrophysiques que nous avons dévelopé au cours de cette thèse.
En ce qui concerne la perméabilité, nous avons développé trois approches qui diffèrent par
les conditions limites appliquées aux bords du milieu étudié et par le modèle d’écoulement
adopté. Des tests de comparaison entre ces trois méthodes ont montré une légère sensibilité
(voir chapitre 3). Cette sensibilité est reliée aux propriétés de percolation du réseau fracturé.
Plus explicitement, pour chaque type de condition limite nous définissons un réseau de fractures
percolant. Ce réseau de fractures percolant n’est le même qu’à partir d’un volume élémentaire
représentatif (VER). En dessous du VER, la non unicité du réseau de fractures percolant aura
un impact direct sur la valeur de perméabilité équivalente. Une de ces approches est caractérisée
par des conditions limites de type perméamètre. Nous avons démontré qu’une ”force” visqueuse
transverale à un écoulement confiné se développe. Cette ”force” transversale traduit l’anisotro-
pie présente dans le milieu étudié. En mesurant cette information additionnelle, nous sommes
capables de calculer un tenseur complet de perméabilité pour le milieu en question au lieu d’un
tenseur diagonal. Un brevet d’invention a été déposé ; qui décrit toutes les étapes mathématiques
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jusqu’à la formulation analytique du tenseur de perméabilité équivalente. Une autre approche,
basée sur le problème de fermeture que nous avons écrit dans le cadre d’un nouveau modèle
double milieu à l’échelle bloc, nous permet de calculer la perméabilité du réseau de fractures à
l’échelle bloc en partant des cartes de perméabilité à l’échelle unité. Nous avons comparé les
résultats obtenus par cette approche avec ceux obtenus par d’autres méthodes existantes dans la
littérature [36, 3, 114]. Cette comparaison nous a amené à valider cette nouvelle approche et à
permis d’obtenir des informations importantes sur le VER.
En ce qui concerne le coefficient d’échange de masse matrice/fracture α, nous avons déve-
loppé quatres approches. Ces approches concernent l’identification d’un coefficient d’échange
à l’échelle du bloc de réservoir en partant d’une carte de α à l’échelle unité. Nous avons étudié
la problématique de l’échange pur sans gradient de pression dans les fractures. Une solution
stochastique probabiliste exacte a été développée. Pour différentes lois de distribution de α à
l’échelle unité, nous avons identifié un coefficient d’échange global dynamique à l’échelle bloc.
Ce coefficient d’échange global a des valeurs partant de la moyenne arithmétique et converge
asymptotiquement vers la moyenne harmonique, voire le minimum de la distribution de α à
l’échelle unité. Nous nous sommes intéressés à identifier un coefficient d’échange global sta-
tique résumant l’historique d’échange entre matrice et fracture. Nous avons distingué entre deux
cas de distribution de α : continue et discrète. Pour le cas continu, nous avons défini un critère
de pression en norme w (w=1 ou 2). Pour la norme ”1” (w=1), nous montrons quel que soit la
loi de distribution de α à l’échelle unité, le produit du coefficient d’échange global par un temps
connu nommé τ vaut une identité. Ce temps τ correspond au point d’intersection des différentes
courbes de relaxation obtenues pour les différentes loi de distribution de α à l’échelle unité.
En norme ”2” (w=2), nous obtenons une autre formulation du coefficient d’échange global. A
ce stade, nous ne pouvons pas trancher entre les deux méthodes. Pour le cas discret, nous dé-
finissons des critères de pression et de flux. Nous développons une approche analytique qui
valide les bornes supérieure (moyenne arithmétique) et inférieure (moyenne harmonique) du
coefficient d’échange global statique. En utilisant la norme ”2” en terme de critère de pression,
et pour une distribution exponentielle de α à l’échelle unité, nous retrouvons la même valeur
du coefficient d’échange global obtenue par l’analyse continue. Ces méthodes sont étudiées au
cours du chapitre 2.
Nous rappelons que l’un des aspects originaux de ce travail concerne le changement d’échelle
séquentiel. Une des résultantes de ce changement d’échelle séquentiel est la détermination de la
partition optimale à l’échelle unité qui caractérise le volume élémentaire représentatif (VER).
Au cours du chapitre 4 de cette thèse, nous avons développé une méthodologie de prédiction
et de confirmation du VER. Cette méthodologie offre aux ingénieurs de réservoir un moyen
rapide et sûr valider la taille de la grille choisie à pour la modélisation numérique. Nous avons
remarqué que toutes les méthodes de calcul de la perméabilité équivalente donnent le même
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résultat à partir du VER.
En interprétant les résultats de perméabilité obtenus par les différentes aprroches (chapitre
3), nous avons été amenés à étudier la percolation et son impact direct sur le calcul de la perméa-
bilité. Au cours du chapitre 4, nous avons développé deux méthodes pour détecter l’amas per-
colant. La première est purement géométrique, basée sur l’algorithme de Hoshen et al. [65, 64]
alors que la deuxième est basée sur l’interprétation des paramètres qui figurent dans le problème
de fermeture écrit par Quintard et Whitaker [105]. Nous notons que la deuxième méthode n’a
été testée que de manière préliminaire, et qu’un effort reste à faire pour généraliser ce procédé
innovant. Ensuite, nous étudions le lien entre densité de fracturation et perméabilité du réseau
fracturé pour différentes réalisations de milieu. Nous remarquons l’apparition de deux popula-
tions de points : une population qui correspond aux réseaux fracturés percolants (forte valeur de
perméabilité) et une autre population qui correspond aux réseaux fracturés non percolant (faible
valeur de perméabilité) à l’échelle unité. Ce résultat nous a aidé à améliorer la phase de prédic-




Ces développements reprennent les travaux de Quintard et Whitaker [105]. A tout paramètre
local défini sur la région matricielle ou fracturée, nous associons deux types de moyennes prise









et leurs moyennes intrinsèques, définies par
{Pf } f = 1V f
∫
V f




Si φ f =V f /V∞ et φm =Vm/V∞ désignent les fractions volumiques de ces régions contenues dans
V∞, moyennes superficielles et intrinsèques sont reliées entre elles par
{Pf }= φ f {Pf } f , {Pm}= φm{Pm}m (A.3)
Pour illustrer la procédure de prise de moyenne volumique, formons la moyenne superficielle
de l’équation (B.1) pour obtenir :
c f
∂
∂t {Pf }= {∇.
1
µ
k f ∇Pf } (A.4)
Si nous supposons que les variations des paramètres de cette équation sont négligeables à
l’échelle du volume de prise de moyenne volumique et que nous utilisons le théorème de la
moyenne spatiale [133], nous pouvons alors écrire
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k f [∇{Pf }+ 1V∞
∫
A f m








n f m.k f ∇Pf dA (A.5)
119
120 CHANGEMENT D’ÉCHELLE POUR DES MILIEUX FRACTURÉS HÉTÉROGÈNES
Substituons ce résultat dans (A.4), nous obtenons en terme de moyenne intrinsèque
φ f c f ∂∂t {Pf }
f = ∇.(1
µ













n f m.k f ∇Pf dA
De manière analogue, nous formulons une équation moyennée pour la région matricielle. Pour
être utilisable, l’équation (A.6) doit être exprimée uniquement en terme de quantités macrosco-
piques. Afin d’éliminer les pressions locales de (A.6), une décomposition spatiale est introduite
[61]. Elle est définie par
Pf = {Pf } f + P˜f , Pm = {Pm}m + P˜m (A.7)
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n f m.k f ∇{Pf } f dA≃ ( 1V∞
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A f m
n f m dA).k f ∇{Pf } f =−∇φ f .k f ∇{Pf } f (A.11)
si la contrainte suivante était vérifiée : R20 ≪ L2, avec que :
lc ≪ R0 ≪ L (A.12)
où L désigne la longueur caractéristique du réservoir fracturé Ω, lc la taille des hétérogénéités
locales, R0, le rayon d’un volume V∞ = Vm∪V f suffisamment représentatif de Ω, que nous qua-
lifierons par la suite de volume élémentaire représentatif (V ER).
Revenons dès lors à l’équation (A.6), et utilisons les relations (A.10) et (A.11) pour écrire
φ f c f ∂∂t {Pf }
f = ∇.(1
µ
k f [φ f ∇{Pf } f + 1V∞
∫
A f m
n f mP˜f dA]) (A.13)
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A ce niveau des développements, (A.13) et (A.14) constituent une forme non fermée des équa-
tions macroscopiques. la fermeture du problème se fait par la représentation suivante 1
P˜f = b f f .∇{Pf } f +b f m.∇{Pm}m− s f ({Pf } f −{Pm}m (A.15)
P˜m = bm f .∇{Pf } f +bmm.∇{Pm}m + sm({Pm}m−{Pf } f ) (A.16)
où b f f , b f m, bm f , bmm s f et sm désignent les variables de fermeture. Tout comme les déviations,
ces fonctions ne dépendent que de la variable x caractérisant les fluctuations spatiales à l’échelle
locale. Nous aurons trois problèmes de fermetures caractérisant ces variables et dont la résolu-
tion nous permettra de tirer les paramètres (perméabilités et coefficient d’échange de masse) à
grande échelle. Ces problèmes de fermetures sont détaillés au chapitre 3. Nous obtenons alors
le système quasi-stationnaire suivant :
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K∗m f .∇{Pf } f )
−α
µ
({Pm}m−{Pf } f ) (A.18)
Ce modèle s’exprime uniquement en termes de pressions moyennes. Il est paramétré par les
coefficients K∗mm, K∗m f , K∗f f , K∗f m, α que l’on apppelle paramètres macroscopiques. Identifions
ces paramètres :
• K∗f f est un tenseur qui représente la perméabilité globale de la région fracturée.
• K∗mm est un tenseur qui caractérise la perméabilité globale de la région matricielle.
• K∗m f et K∗m f sont des tenseurs croisés qui mesurent l’effet sur une région de l’écoulement
moyen dans l’autre (l’impact de ces termes est négligeable en général pour les milieux
fracturés).
1On se reportera aux travaux de Landereau pour une étude de toutes les méthodes utilisables pour trouver une
approximation de ce problème de changement d’échelle.
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• α est un paramètre sans dimension qui quantifie l’effet de la géométrie des blocs sur
l’échange de fluide entre régions fracturées et matricielles
Ce modèle possède la même structure que le modèle à double porosité pseudo-permanent tra-
ditionnel. Les trois problèmes de fermetures à résoudre sont :
Premier problème
Il s’obtient en isolant les termes associés à ∇{Pf } f et concerne donc les vecteurs b f f et bm f ,
K f : ∇∇b f f = φ−1f c f f , dans Vf (A.19)
n f m.K f .∇b f f +n f m.K f = n f m.Km.∇bm f sur Amf (A.20)
b f f = bm f sur Afm (A.21)
Km : ∇∇bm f = φ−1m cm f , dans Vm (A.22)
b f f V f −perio , bm f Vm −perio (A.23)
Moyenne : {b f f } f = 0 , {bm f }m = 0 (A.24)
les vecteurs c f f et cm f sont définis par











nm f .Km.∇bm f dA =−c f f (A.26)
Pour traiter le terme intégro-différentiel présent dans le premier problème de fermeture, Quin-
tard et Whitaker [102] proposent le changement de variables suivant :
b f f = b0f +B f cm f bm f = b0m +Bmcm f (A.27)
Les deux vecteurs b0f et b0m satisfont
k f ∇.∇b0f = 0, dans Vf (A.28)
k f n f m.∇b0f + k f n f m = kmn f m.∇b0m sur Amf (A.29)
b0f = b0m sur Afm (A.30)
km∇.∇b0m = 0, dans Vm (A.31)
b0f V f perio , b0m Vm−perio (A.32)
Moyenne : {b0f }+{b0m} = 0 (A.33)
ANNEXE 123
alors que les champs scalaires B f et Bm vérifient
k f ∇.∇B f = −φ−1f , dans Vf (A.34)
k f n f m.∇B f = kmn f m.∇Bm sur Amf (A.35)
B f = Bm sur Afm (A.36)
km∇.∇Bm = φ−1m , dans Vm (A.37)
B f V f perio , Bm Vm perio (A.38)
Moyenne : {B f }+{Bm} = 0 (A.39)
Suivant cette décomposition, les vecteurs cm f et c f f sont tels que





Le second problème de fermeture s’obtient en isolant les termes associés à ∇{Pm}m. Il concerne
donc les variables de fermeture b f m et bmm
K f : ∇∇b f m = φ−1f c f m, dans Vf (A.41)
n f m.K f .∇b f m = n f m.Km.∇bmm +n f m.Km sur Amf (A.42)
b f m = bmm sur Afm (A.43)
Km : ∇∇bmm = φ−1m cmm, dans Vm (A.44)
b f m V f −perio , bmm Vm −perio (A.45)
Moyenne : {b f m} f = 0 , {bmm}m = 0 (A.46)
les vecteurs cm f et c f f sont définis par











nm f .Km.∇bmm dA =−c f m (A.48)
Pour traiter le terme intégro-différentiel présent dans le deuxième problème de fermeture, Quin-
tard et Whitaker [102] proposent le changement de variables suivant :
bmm = b0m +Bmc f m b f m = b0f +B f c f m (A.49)
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Les deux vecteurs b0f et b0m satisfont alors le problème suivant
∇.K f ∇b0f = 0, dans Vf (A.50)
B.C.1 n f m.K f .∇b0f = n f m.Km.∇b0m +n f m.Km sur Amf (A.51)
B.C.2 b0f = b0m sur Afm (A.52)
∇.Km∇b0m = 0, dans Vm (A.53)
b0f V f −perio , b0m Vm −perio (A.54)
Moyenne : {b0f }+{b0m} = 0 (A.55)
alors que les champs scalaires B f et Bm vérifient
∇.K f ∇B f = φ−1f , dans Vf (A.56)
B.C.1 n f m.K f .∇B f = n f m.Km.∇Bm at Amf (A.57)
B.C.2 B f = Bm at Afm (A.58)
∇.Km∇Bm = −φ−1m , dans Vm (A.59)
B f V f −perio , Bm Vm −perio (A.60)
Moyenne : {B f }+{Bm} = 0 (A.61)
suivant cette décomposition, cm f et c f f sont tels que
c f m =−
{b0f } f
{B f } f (A.62)
cmm =−c f m (A.63)
Troisième problème de fermeture
Lorsque les termes associés à {Pm}m−{Pf } f sont isolés, nous obtenons un système vérifié
par les champs scalaires s f et sm,





n f m.K f .∇s f dA, dans Vf (A.64)
B.C.1 n f m.K f .∇s f = n f m.Km.∇sm sur Amf (A.65)
B.C.2 s f = sm +1 sur Afm (A.66)
Km : ∇∇sm = − 1Vm
∫
A f m
nm f .Km.∇sm dA, dans Vm (A.67)
s f V f −perio , sm Vm −perio (A.68)
Moyenne : {s f } f = 0 , {sm}m = 0 (A.69)
De la même facon comme les deux premiers problèmes de fermetures, nous allons adopter un
changement de variable pour le troisième problème de fermeture (A.64 - A.69) soit :




ce qui conduit à la formulation suivante
∇.K f ∇s0f = φ−1f , dans Vf (A.71)
B.C.1 n f m.K f .∇s0f = n f m.Km.∇s0m at Amf (A.72)
B.C.2 s0f = s0m at Afm (A.73)
∇.Km∇s0m = −φ−1m , dans Vm (A.74)
s0f V f −perio , s0m Vm −perio (A.75)










n f m.K f .∇s f dA =− 1V∞
∫
Am f
nm f .Km.∇sm dA (A.77)
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Annexe B
Outils numériques
Les schémas volumes finis sont de loin les plus employés dans l’industrie pétrolière, ils
offrent l’avantage de respecter les conditions de conservation de la masse. De plus, ils sont
parfaitement adaptés aux problèmes physiques les plus complexes. Des diffusions numériques
peuvent apparaître si les équations sont fortement advectives. Le schéma de type volume fini
consiste à affecter une inconnue au centre de chaque maille “Cell centered”. Deux types de sché-
mas sont possibles : la première est un schéma à cinq points (noeuds) d’ordre 1 et la deuxième
est un schéma à neufs points (noeuds) d’ordre 2. Ces deux schémas seront présentés au cours
de cet annexe. Cette méthode est trés utilisée dans la modélisation des problèmes régionaux. A
signaler que d’autres schémas comme les éléments finis et les éléments finis mixtes sont utilisés
pour résoudre ce genre de problème.
Les schémas éléments finis ont pour principal avantage de ne plus avoir, théoriquement du
moins, de restriction géométrique sur le maillage. Ces schémas sont utilisés couramment pour
résoudre des problèmes elliptiques. Les éléments finis sont trés employés dans la modélisation
des problèmes locaux, par exemple de génie civil et trés peu en modèle de gisement. En outre,
un des inconvénients de ces schémas est l’erreur commise sur les flux qui peut être contrôlée
par des schémas d’ordre supérieur ce qui va augmenter le coût de calcul.
Par contre, les éléments finis mixtes possèdent bien les critères fondamentaux de conserva-
tion de la matière er du calcul précis des flux. Ils ne présentent pas les inconvénients propres
aux éléments finis. Ils ont également l’avantage de convenir à des géométries relativement com-
plexes. En revanche, ces méthodes sont assez complexes et coûteuses à mettre en oeuvre.
Cette annexe se focalise sur la présentation des outils de discrétisation en espace (schéma
à 5 et à 9 points) et en temps. Plusieurs méthodes peuvent être utilisées pour résoudre le pro-
blème linéaire qui résulte de la discrétisation. On peut des méthodes de résolution directes ou
bien itératives. Dans cette annexe, nous utiliserons une méthode itérative connue sous le nom
de gradient conjugué pour résoudre les systèmes linéaires.
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Pour introduire cette annexe, nous rappelons les types de milieux hétérogènes étudiés dans
le cadre de cette thèse. Ces milieux fracturés et/ou hétérogènes sont illustrés sur la figure (FIG.
B.1). Ces milieux sont basés sur un grille cartésienne très fine et générés par le code FFTMA ou
bien FRACA (ou autres...).






















(1) Reseau de fracture orthogonal (2) Boite au sucre (3) carte en pixel (FFT−MA)
(4) Reseau de fracture orthogonal reduit (5) Milieu stratifie (6) Reseau de fracture en escalier (FRACA)
FIG. B.1 – Différents formes de cartes de perméabilité : milieux fracturés synthétiques ou bien
en escalier et milieux hétérogènes stratifiés ou bien en pixels.
B.1 Discrétisation en espace et en temps : schéma à 5 points
et schéma à 9 points
Considérons un réservoir poreux Ω constitué d’une région matricielle Ωm et d’une région
fracturée Ω f . Pour ce modèle à simple milieu (ou simple porosité), l’écoulement est gouverné
par la loi de Darcy aussi bien dans la région matricielle que dans la région fracturé. L’écoule-
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ment est modélisé par le problème aux limites suivantes :
c f
∂
∂t Pf = ∇.
1
µ
K f .∇Pf dans Ωf (B.1)
n f m.K f .∇Pf = n f m.Km.∇Pm sur Amf (B.2)
Pf = Pm sur Afm (B.3)
cm
∂
∂t Pm = ∇.
1
µ
Km.∇Pm dans Ωm (B.4)
où Pf et Pm représentent les pressions à l’échelle locale, µ la viscosité dynamique du fluide et c f
et cm les compressibilités totales. Ces dernières tiennent compte des compressibilités du fluide
ainsi que des régions matricielles et fracturées.
B.1.1 Discrétisation en espace : schéma à cinq points
La discrétisation en espace se base sur une grille cartésienne régulière (ou irrégulière δx 6= δy)
basée sur le principe d’avoir une même espèce (fracture ou matrice). Ceci veut dire que la taille
de la maille est contrainte par l’ouverture ε des fractures afin de respecter ce principe. Les cartes
illustrées sur la figure (FIG. B.1) sont basées sur ce type de grille cartésienne. En adoptant une
discrétisation spatiale à cinq points (FIG. B.2) et tenant compte des conditions aux limites (Eq.
B.2) et (Eq. B.3), le flux traversant l’interface des deux cellules voisines (matrice - fracture) est
donné par l’équation, d’ordre 1, ci-dessous :




où, P1/2 désigne la pression à l’interface matrice - fracture. En partant de l’équation (Eq. B.1
ou Eq. B.4) et en se basant sur le résultat obtenu dans l’équation (Eq. B.5), nous obtenons la


























où, Pi j désigne la pression au centre de la maille (i,j) de la grille décrite ci-dessus.
B.1.2 Discrétisation en espace : schéma à neuf point
Nous adoptons la même grille que celle décrit dans le paragraphe précédent. Le schéma à
neuf points diffère du schéma à cinq points par la précision de calcul qui est de l’ordre 2 au
lieu de l’ordre 1. Ce schéma a été utilisé dans les travaux de Cherblanc [38] dans son étude sur
le transport miscible en milieux poreux hétérogènes. Nous nous intéressons à moyenner le flux
(Eq. B.1 ou Eq. B.4) sur le volume d’une maille élémentaire illustrée sur la figure (FIG. B.3).
L’intégrale du flux prend la forme suivante :















(∇.(K.∇P))dV = 1δx [Kxx(i+1/2, j)
∂P
∂x (i+1/2, j)−Kxx(i−1/2, j)
∂P
∂x (i−1/2, j)





δy [Kyx(i, j +1/2)
∂P
∂x (i, j +1/2)−Kyx(i, j−1/2)
∂P
∂x (i, j−1/2)
+Kyy(i, j +1/2,) ∂P∂y (i, j +1/2)
−Kyy(i, j−1/2) ∂P∂y (i, j−1/2)] (B.7)
Dans le cadre du schéma à neuf points, la difficulté réside dans le calcul du gradient de
pression dans les deux directions horizontale et verticale. Pour parvenir à cet objectif, chaque
maille est subdivisée en quatre parties sur lesquelles nous imposons une variation linéaire de
l’inconnue ′′P′′. C’est à dire, que, sur chaque quart de maille, des gradients constants de la
variable recherchée sont définis par :












∂x et B =
∂P
∂y (B.9)


















FIG. B.4 – Positionnement des inconnues sur une maille
inconnues aux interfaces P1N ,P1E ,P2W ,P2N ,P4S,P4W ,P3E ,P3S. Dans la zone ’1’ de la maille















Nous rappellons que les conditions aux limites sont :
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n f m.K f .∇Pf = n f m.Km.∇Pm sur Amf (B.12)









FIG. B.5 – Positionnement des inconnues pour l’écriture des conditions aux limites
où Am f désigne la surface de l’interface matrice- fracture. En se basant sur les expressions géné-
rales du gradient (Eq. B.10 et Eq. B.11), les conditions aux limites (Eq. B.12 et Eq. B.13) sont
explicitées aux interfaces pour un groupe de quatre mailles (FIG. B.5). La première condition
aux limites (Eq. B.13) est prise en compte implicitement en introduisant la même inconnue à
l’interface de deux mailles adjacentes (PN ,PS,PE ,PW ).
L’équation (B.12) qui traduit la continuité du flux à l’interface matrice/fracture prend la
forme suivante :




















En appliquant cette discrétisation sur tout le domaine, les seules inconnues seront les pressions
′′P′′ aux centres des mailles. Une fois que la pression est connue aux points interfaces, nous
déduisons celle aux noeuds centres.
B.1.3 Discrétisation en temps et critère de stabilité
Le terme de dérivée temporelle est discrétisé selon le schéma d’Euler partiellement implicite




dt = F(Y (t); t) (B.16)
pn+1− pn
δt = θF(Y
n+1; tn+1)+(1−θ)F(Y n; tn) (B.17)
δt = tn+1− tn (B.18)
Sachant que pour θ = 0.5, nous obtenons le schéma de Crank-Nickolson. Une analyse de Fou-
rier montre que le schéma partiellement implicite est inconditionnellement stable (i.e quel que
soit le pas de temps). Autrement,dans l’intervalle [0 , 0.5] (schéma partiellement explicite), il
faut adopter un pas de temps spécifique pour assurer la stabilité numérique. Pour celà, nous
définissons le pas de temps critique ∆tmax à ne pas dépasser, sachant que nous pouvons adopter





∆tmax = Mini, j(τi j) (B.20)
où µ est la viscosité dynamique du fluide, c la compressibilité totale, K la perméabilité et enfin
∆x la taille de la maille dans le cas d’un maillage cartésien régulier.
B.1.4 Solveur du système linéaire : Gradient conjugué
En combinant l’équation (Eq. B.6) à celle (Eq. B.17), nous obtenons un système linéaire
ayant la forme suivante :
A.Pn+1 = bn ≡ B.Pn +CL (B.21)
où A et B sont des matrices carrées creuses et symétriques définies positives, P est le vecteur
champ de pression nodale, CL est un vecteur qui dépend des conditions aux limites appliquées
aux bords du domaine combiné aux propriétés hydrodynamiques et b est un vecteur nodale qui
est calculé à chaque pas de temps. La méthode du gradient conjugué [63] est une méthode ité-
rative classique. Elle s’applique à un système dont la matrice est symétrique définie positive.
Elle nécessite la définition d’un vecteur initial x0 pour débuter les itérations, qu’il est préférable
de choisir judicieusement. Outre le fait que la méthode nécessite un nombre modéré d’opéra-
tions à chaque itération, elle présente l’avantage d’aboutir à la solution exacte du système au
terme d’un nombre d’itérations inférieur ou égal à l’ordre du système (du point de vue mathé-
matique). Nous notons aussi que cette méthode de résolution itérative avec préconditionnement
a été utilisé dans les travaux de Ababou et al. [1, 5].
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Annexe C
Test de puits
Les essais de puits ont pour but une caractérisation approchée du réservoir. A l’aide d’un
test de puits, nous pouvons classer localement les réservoirs en milieu poreux homogène, milieu
poreux hétérogène et milieu fracturé. Dans le cadre de cette thèse, nous n’avons pas utilisé les
tests de puits pour identifier la perméabilité du réseau fracturés mais une recherche bibliogra-
phique a été faite que nous présentons sous forme de synthèse. Nous notons que Landereau [77]
a étudié largement ce problème en régime stationnaire et instationnaire. Nous nous basons aussi
sur les grands efforts de Kazemi [71], de Daviau [45], de Bourdarot [28] et de Blanc et al. [25]
menés dans l’objectif d’éclaircir les interpretations des essais de puits en milieu homogène ou
bien hétérogène voire fracturé.
Nous étudions le cas d’un essais de puits sur un milieu fracturé constitué d’un ensemble
de blocs matriciels rectangulaires de taille lc séparés par un réseau orthogonal de fractures. Le
puits est placé au centre du milieu comme illustre la figure (FIG. C.1). Du faite que le réseau
fracturés est plus perméable que les blocs matricielle, l’écoulement se produit tout d’abord dans
les fractures vers le puits. Lorsque la pression dans les fractures commencent à baisser, un diffé-
rentiel de pression s’établit entre blocs matriciels et les fractures environnantes. Ceci se traduit
par une phase d’échange matrice/fracture. Une fois que la pression s’équilibre entre les deux
zones (matricielles et fracturées), le milieu se comporte comme un milieu homogène. Ces trois
phases observées sont détaillées comme sivent :
Phase 1 : écoulement dans le réseau fracturé (fractures system flow)
Quand le puits est mis en production, l’écoulement se fait en premier à travers les fractures
dont la perméabilité est beaucoup plus importante que celle de la matrice. La figure (FIG. C.3)
illustre cette diffusion de la pression dans le réseau fracturés qui se traduit par un régime linéaire
suivi par un régime pseudo-radial comme le montre les courbes de pression sur la figure (FIG.
C.2). Une des informations récupérées au stade de cette première phase est le degré d’anisotro-
pie du réseau de fractures.
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FIG. C.1 – Réservoir fracturé par un réseau orthogonal classique 2D
Phase 2 : échanges matrice-fracture (transition)
Après une phase dominée par l’écoulement dans les fractures, la pression décroît dans le
réseau fracturé. Un gradient de pression s’établit entre la région matricielle et celle fracturée ce
qui favorise la circulation du fluide des blocs matricielles vers le puits via le réseau fracturé. Cet
échange matrice/fracture est donné par le produit du coefficient d’échange α évoqué au cours
du chapitre 2 et de la pression différentielle (Pm−Pf ) entre matrice et fracture. Nous illustrons
sur la figure (FIG. C.4) la variation de pression entre matrice et fracture aux alentours du puits.
Phase 3 : milieu homogène (total system flow)
Au cours de la production, un équilibre va s’établir entre la pression dans la région matri-
cielle et celle fracturée. A noter que cet équilibre est contraint par la taille des grands blocs
matricielles qui diffusent très lentement. Après la deuxième phase d’échange matrice/fracture,
le milieu se comporte comme un milieu homogène de perméabilité équivalent K f f + φmKm.
En utilisant la réponse de la pression mesurée au puits, illustrée sur la figure (FIG. C.2), nous





4pih ‖ K f f ‖+φmKm (C.1)
où Pw désigne la pression au puits, Q désigne le flux mesuré au puits, µ est la viscosité
du fluide, φm est la fraction volumique de la matrice, h est l’épaisseur du milieu (suivant la
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verticale). En regardant le champs de pression illustré sur la figure (FIG. C.5), nous voyons que
l’équilibre de pression entre matrice et fracture est établit aux alentours du puits.












Transition Total system flow
















FIG. C.2 – Test de puits : Evolution de la pression au puits Pw au cours du temps
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